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II Ежегодная конференция 

«Изучение перспектив нефтегазоносности севера 
Западной Сибири». Трудноизвлекаемые запасы»

4-5 июня 2024 г. в Тюмени состоялась II-я ежегодная геологическая конференция «Изучение 
перспектив нефтегазоносности севера Западной Сибири. Трудноизвлекаемые запасы», органи-
зованная Компанией НОВАТЭК.

Стратегическая цель геологической конференции – обеспечить на долгосрочной основе функцио-
нирование междисциплинарной площадки для обсуждения и решения технологических вызовов, 
связанных с эффективным освоением (поиском, разведкой, разработкой, добычей) месторождений 
нефти и газа севера Западной Сибири.

II-я конференция НОВАТЭК стала значительным событием для многих специалистов и экспертов 
отрасли. В конференции приняли участие более 400 специалистов из 78 организаций, включая 
ведущие российские и зарубежные компании и научные учреждения. В работе конференции уча-
ствовали делегации ФБУ «ГКЗ», ЗапСибНИИГГ, ГЕОДАТА, ИННГ СО РАН, ИПНГ РАН, МГУ им. 
М.В. Ломоносова, СПбГУ «Горный», КФУ, ТИУ, представители крупных нефтегазодобывающих 
компаний – Газпром, Газпромнефть, ЛУКОЙЛ, Роснефть, Татнефть, НОВАТЭК, CNPC, CNODC, 
а также сервисных организаций.

А.Е. Наталенко, Председатель Совета директоров ПАО «НОВАТЭК»:
«Нам необходимо обеспечить эффективное использование разведанных запасов, т.е. максимально 
полное и притом рентабельное извлечение углеводородов из недр за счет применения новых тех-
нологий. Углеводороды и минеральные ресурсы – это начало пищевой цепочки экономики страны, 
и только совместными усилиями, коллективным разумом, объединением интеллекта государства, 
недропользователей, представителей научного сообщества, наших иностранных партнеров можно 
решить существующий комплекс проблем». 

В.А. Кудрин, Заместитель Председателя Правления – ди-
ректор по геологии ПАО «НОВАТЭК»:
«Следует признать, что потенциал открытия новых уни-
кальных месторождений в Западной Сибири исчерпан. 
В настоящее время поиск, оценка, разведка и освоение 
новых месторождений нефти, газа и газового конденсата 
сопряжены с огромными геологическими рисками и требу-
ют выработки принципиально отличающихся механизмов 
государственного регулирования и геологического изучения 
недр недропользователями. 

Необходимо, как минимум, в дополнение к действующему 
механизму адресных налоговых льгот разработать процеду-
ры и критерии глубокого дифференцирования налогового 
режима. Следует учитывать факторы социальной значимости 
сохранения добычи на низкорентабельных месторождениях, 
необходимо искать баланс между интересами государства 
и недропользователей, необходимо взвешено относиться 
к обеспечению технологического суверенитета, рационально 
решать задачи локализации оборудования и технологий». 
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Вовлечение трудноизвлекаемых запасов в добычу, 
использование остаточных запасов разрабатываемых 
месторождений, освоение удаленных месторождений 
представляют общие вызовы для отрасли, требуют на-
укоемких методов при снижении затрат на геологораз-
ведку и добычу. Темы докладов затронули поставлен-
ную повестку конференции в расширенном контексте, 
с учетом общей экономической ситуации, существу-
ющих подходов к государственному регулированию, 
налоговой политике. Геополитическая и экономическая 
ситуация обусловливает необходимость использования 
отечественных технологий и оборудования, или про-
дукции из дружественных стран. Ключевыми для ре-
шения проблем, связанных с освоением ресурсной базы 
севера Западной Сибири, являются совместные усилия 
недропользователей, научных организаций, сервисных 
компаний и государства. 

Конференция «Изучение перспектив нефтегазонос-
ности севера Западной Сибири. Трудноизвлекаемые 
запасы» будет проходить на ежегодной основе с рас-
ширением повестки на актуальные темы в области 
технологий разведки и разработки запасов нефти и газа, 
а также в области государственного регулирования 
вопросов добычи и освоения месторождений севера 
Западной Сибири.
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Геолого-технологические вызовы и опыт разработки 
трудноизвлекаемых запасов

А.В. Язьков1, С.В. Колбиков1*, Н.А. Шадчнев1, О.В. Любимова1, П.Г. Ибадуллаев2
1ПАО «НОВАТЭК», Москва, Россия 
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В статье представлены результаты освоения трудноизвлекаемых запасов газоконденсатных залежей в низ-
копроницаемых ачимовских и юрских пластах со значительным аномально высоким пластовым давлением. 
Выделены основные геолого-технологические и экономические факторы, осложняющие освоение этих запасов. 
Приведены характерные примеры геологического строения и фильтрационно-емкостных свойств ачимовских 
и юрских пластов, обусловливающие низкую продуктивность скважин. Показана эволюция усложнения кон-
струкций эксплуатационных скважин. Проанализировано влияние экономических факторов на рентабельность 
разработки и на коэффициенты газо- и конденсатоотдачи таких залежей.
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с конца 70-х годов прошлого века Западная сибирь 
стала основной ресурсной базой для добычи нефти, 
а Ямало-Ненецкий автономный округ (ЯНАо) – по до-
быче газа. с 1990 года 90% добычи газа по рФ приходится 
на ЯНАо. Более 40 лет добычи газа в ЯНАо приходилось 
на уникальные по запасам сеноманские залежи. На се-
годня выработаны наиболее экономически рентабельные 
запасы сеноманского газа. На Медвежьем месторождении 
этот показатель составляет 97%, на уренгойском – 89%, 
Ямбургском – 78%, Заполярном – 72%. В целом по ЯНАо 
выработанность запасов сеноманского газа на разрабаты-
ваемых месторождениях составляет 81%. Геологический 
потенциал открытия уникальных и крупных (300 и бо-
лее млрд м3) месторождений на суше ЯНАо исчерпан. 
По мере истощения сеноманских залежей подключались 
запасы нижнемеловых залежей, характеризующиеся 
кратно меньшими запасами по сравнению с сеноманом, 
более сложным геологическим строением и средними 
фильтрационно-емкостными свойствами (Фес). освоение 
нижнемеловых залежей позволило поддерживать темп до-
бычи газа последние годы, но с 2027 года уже не обеспечит 
поддержание постоянного уровня добычи газа в ЯНАо. 

согласно Государственному балансу полезных иско-
паемых, начальные геологические запасы ЯНАо по со-
стоянию на 2023 год составляют порядка 27 трлн м3 газа. 
Из них более 20 трлн м3 приходилось на меловые залежи 
Надым-Пуртазовского региона, более 35% которых уже 
добыто. 

основой ресурсной базы не только для поддержания, 
но и для наращивания объемов добычи газа являются ачи-
мовские и юрские залежи Ямала и Гыдана, начальные за-
пасы которых составляют более 2,2 трлн м3, а ресурсы ис-
числяются десятками триллионов (Брехунцов и др., 2023). 
Ввод этих запасов и ресурсов потребует значительных 
инвестиций, связанных не только с суровым климатом, 
отсутствием дорог, портов, ограниченным периодом нави-
гации, большими расстояниями, сложностью логистики. 
особенностью ачимовских и юрских залежей являются 
крайне низкая проницаемость, аномально высокое пла-
стовое давление, сложные обстановки осадконакопления. 

Ниже представлены основные факторы геолого-тех-
нологических и экономических рисков.

В области геологии:
• Высокая расчлененность и макронеоднородность 

продуктивных пластов, связанные с прибрежными 
и глубоководными обстановками осадконакопления. 
Низкие коллекторские свойства на грани «коллектор»–
«неколлектор» обусловливают высокую водонасыщен-
ность продуктивных пластов.

• Экстремально низкий коэффициент проницаемости 
0,01–1 мД приводит к низкой продуктивности скважин 
и высоким темпам падения добычи. Для обеспечения 
рентабельных дебитов скважин и накопленной добычи 
углеводородного сырья (уВс) приходится использовать 
дорогостоящие конструкции эксплуатационных скважин 
с высокотехнологическими типами заканчивания, с гори-
зонтальными стволами до 2000 м, муфтами гидроразрыва 
пласта (ГрП), пакерами для проведения многостадийных, 
больше-объемных ГрП с массой проппанта до 300 т 
на каждую стадию.

• Значения аномально высокого пластового давления 
(АВПД) выше 1,5 увеличивают количество обсадных 
колонн скважин, что удорожает стоимость скважин.

ОриГинальная статья 

DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2024.3.1 уДК 622.276  
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В области разработки:
• Низкие значения гидропроводности пластов обуслов-

ливают малые значения дренируемых объемов, что тре-
бует стимуляции призабойных зон и переход на сетки 
скважин с высокой плотностью.

• Высокое содержание конденсата (200–1000 г/м3) 
при низких Фес обусловливает потери в пласте до 75%. 
Интенсивное выпадение конденсата в призабойных зонах 
пласта (ПЗП) увеличивает скин-фактор, снижая фазовую 
проницаемость, усугубляя и без того высокие темпы 
падения добычи.

• Для обеспечения промышленных объемов добычи 
газа и конденсата необходимо применять сложные и до-
рогостоящие методы заканчивания скважин, требующие 
значительных капиталовложений: бурение горизонталь-
ных секций длиной до 2000 м с увеличением количества 
стадий ГрП до 20, использования технологий увеличения 
эффективности ГрП.

В области бурения:
• Высокая температура (100–150 с°) и АВПД (450–

800 кгс/см2), обусловливающие повышенные технические 
и технологические требования к конструкции скважин; 

• Использование бурового раствора высокой плотно-
сти (1,55–2,15) с большим количеством нерастворимого 
утяжелителя;

• узкий гидравлический коридор безопасного «окна» 
бурения;

• Высокие требования к буровому оборудованию (верх-
нему приводу, буровым насосам, противовыбросовому 
оборудованию);

• Больший коэффициент запаса по конструкции 
скважины (обсадные колонны более высокой группы 
прочности).

В области технологии:
• существенная часть запасов осложнена наличием 

массивной переходной зоны, что предполагает необ-
ходимость использования технологий и оборудования 
для предотвращения и борьбы с осложнениями в виде 
гидратообразования в скважинах и объектах системы 
сбора и транспорта углеводородов, обводнения продукции 
и самозадавливания скважин. 

• содержащийся в пластовом газе со2 при взаимодей-
ствии с водой вызывает повышенный коррозионный износ 
лифтовых колонн и порождает необходимость применения 
дорогостоящих насосно-компрессорных труб с высоким 
содержанием хрома.

рассмотрим приведенные факторы на конкретных при-
мерах. Ачимовские газоконденсатные залежи уренгойского 
региона приурочены к сложнопостроенным глубоководным 
конусам выноса (рис. 1), что обусловило их высокую ма-
кронеоднородность по вертикали и по площади.

отсутствие гидродинамической связанности отдель-
ных конусов выноса и ряда лопастей в них подтверждено 
различными начальными флюидальными контактами 
в выделенных блоках и различным флюидальным соста-
вом (в том числе начальным потенциальным содержанием 
с5+). На рисунке 2 выделены границы блоков, опреде-
ленные по результатам эксплуатационного бурения и до-
разведки геологического строения пилотными стволами 
с расширенным комплексом геофизических исследований 

Рис.2. Границы блоков и флюидальных контактовРис. 1. Фациальная схема ачимовских пластов 
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скважин (ГИс), а также с испытаниями методами гидро-
динамического каротажа и опробования пластов на кабеле 
в открытом стволе. Границы перенесены на схему фаци-
ального строения (рис. 1), а контакты – на геологический 
разрез (рис. 3), подтверждающий их обоснованность.

создание детальной геологической модели требует 
большого объема геологоразведочных работ, при этом 
остаются существенные риски не подтверждения модели 
на этапе эксплуатационного бурения. Для ачимовских 
продуктивных пластов сложность строения обусловлена 
делением на отдельные конуса выноса с различными 
отметками межфлюидных контактов и фазовым со-
стоянием залежей. отдельные лопасти, в свою очередь, 
представлены серией песчаных линз, которые также могут 
образовывать изолированные тела.

Второй группой факторов риска являются низкие Фес 
ачимовских и юрских пластов. Как уже отмечалось ранее, 
низкая проницаемость пластов подтверждается данными 
керновых исследований (рис. 4), ГИс и гидродинамиче-
ских исследований скважин (ГДИс) (рис. 5). Как видно 
из рис. 4, значения коэффициента проницаемости прак-
тически всех образцов керна из юрских пластов лежат 

в диапазоне 0,001–1,0 мД. Медианное значение коэффи-
циента абсолютной проницаемости по керну составляет 
менее 0,1 мД. Для термобарических условий пласта эти 
значения еще ниже.

Газодинамические исследования скважин ачимовских 
залежей уренгойского нефтегазоконденсатного месторож-
дения (НГКМ) подтверждают крайне низкие значения 
проницаемости: по результатам анализа данных кривой 
восстановления пластового давления (КВД) фазовая про-
ницаемость ачимовских пластов составляет 0,011 мД. 
В процессе эксплуатации скважин и снижения пластового 
давления снижаются как абсолютная, так и фазовая про-
ницаемости пласта вследствие сжимаемости порового 
пространства и выпадения конденсата преимущественно 
в призабойных зонах пласта. 

Низкие Фес обусловливают высокие темпы снижения 
продуктивности скважин. Дебит скважин по газу снижа-
ется в первый год эксплуатации до 60%, темп снижения 
устьевых и забойных давлений при этом составляет 
90 бар/мес (рис. 6). Другими словами, газоконденсатные 
скважины в коллекторах с проницаемостью менее 1 мД 
демонстрируют сопоставимые темпы снижения продук-
тивности с нефтяными скважинами в низкопроницаемых 
коллекторах (с Кпр< 2 мД).

Рис. 3. Высокая неоднородность по разрезу флюидонасыщения и распространения коллекторов

Рис. 4. Зависимость коэффициента проницаемости 
от пористости для керна ачимовских пластов Уренгойского 
месторождения

Рис. 5. Результаты КВД эксплуатационной скважины на ачи-
мовские залежи Уренгойского НГКМ
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При высоком потенциальном содержании конденсата 
(Пс5+) проявляется эффект конденсатной банки, усугубляя 
снижение продуктивности, что приводит к более высоким 
потерям конденсата в пласте.

Поиск рентабельных вариантов разработки низкопро-
ницаемых коллекторов требует поиска и развития новых 
технологий. если в 2011 году при проектировании разра-
ботки ачимовских залежей уренгойского месторождения 
закладывались только наклонно-направленные скважины 
с одной стадией ГрП небольшого объема на максимальные 
толщины и высокие Фес (более 50 м и проницаемостью 
более 1–5 мД), то спустя 12 лет осуществлен технический 
и технологический переход на бурение горизонтальных 
скважин с длиной горизонтального участка до 1800 м 
и проведением до 20 стадий многостадийного ГрП с объ-
емом проппанта до 300 т на стадию (рис. 7). Это позволило 
вовлекать в разработку запасы газоконденсата с толщина-
ми до 15 м и проницаемостью менее 1 мД. 

На рис. 8 проиллюстрирован пример обоснования во-
влечения рентабельных толщин для различных Фес пласта 
в зависимости от плотности сетки скважин (длины Гс). 
оптимизация конструкций заканчиваний эксплуатацион-
ных скважин проводилась на адаптированных постоянно-
действующих геолого-технологических моделях, настро-
енных в том числе на историю эксплуатации фактически 
пробуренных горизонтальных скважин (Гс) с различным 
количеством стадий ГрП и их объемом. результаты оп-
тимизации свидетельствуют, что максимальный чистый 
дисконтированный доход (ЧДД) характерен для скважин, 
вскрывающих пласты с наибольшими газонасыщенны-
ми толщинами и лучшими коллекторскими свойства-
ми. уменьшение газонасыщенных толщин до 15–20 м 
и снижение проницаемости до 0,3–0,7 мД, характерных 
для юрских пластов, приводит к нерентабельности бурения 
таких скважин. учет затрат в строительство промысловой 
инфраструктуры сдвигает границу безубыточного бурения 
в зону более высоких толщин и Фес. 

увеличение длин горизонтальных стволов, количества 
стадий и объема ГрП позволило вовлекать в разработку 
удаленные зоны пласта и тем самым увеличивать про-
гнозные коэффициенты газо- и конденсатоотдачи низко-
проницаемых пластов (рис. 9).

Для повышения достоверности получаемой геоло-
го-промысловой информации на базе ооо «НоВАТЭК 
НТЦ» развиваются новые направления обработки и ин-
терпретации сейсмических данных, сейсмо-фациального 
моделирования, геомеханики, обработки и интерпретации 
гидродинамических и газоконденсатных исследований, 
построения детальных геолого-гидродинамических 
моделей изучаемых объектов. В 2022 году введен 

Рис. 6. Нормированный коэффициент продуктивности ачи-
мовских скважин Уренгойского НГКМ

Рис. 7. Усложнение заканчивания ГС. ОПР по подбору жидкостей и технологий ГРП

Рис. 8. Зависимость ЧДД от плотности сетки скважин (длины ГС) и ФЕС пласта
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в эксплуатацию лабораторно-исследовательский центр 
с уникальным набором оборудования для изучения кер-
нового материала, пластовых жидкостей и газов (рис. 10), 
включая новые методы исследований многофазных пото-
ков в условиях низкопроницаемых коллекторов, изучения 
Фес и потоковые эксперименты в термобарических 
условиях при высоких температурах и АВПД.

Бурение глубоких скважин на ачимовские и юрские 
пласты с АВПД со сложным закачиванием, многостадий-
ным ГрП и последующим освоением с использованием 
бурения гибкими насосно-компрессорными трубами 
в условиях Крайнего севера приводит к существенному 
удорожанию буровых работ, ГрП и освоения скважин. 
строительство дорог, промысла, сетей сбора и подготовки 
продукции, компрессорных станций в условиях доставки 
только в летний период навигации – не менее затратный 
процесс. Высокие риски внедрения новых технологий 
освоения залежей уВс в низкопроницаемых пластах 
в условиях Крайнего севера связаны не только с высо-
кими капитальными и эксплуатационными затратами, 
но и с высокими налогами, которые в совокупности 
с затратной частью ставят эксплуатационное бурение 
на толщины менее 15–20 м на грань нерентабельного 
при снижении проницаемости менее 1 мД (рис. 11). 
Как видно из рис. 11, величина налогов сопоставима с ве-
личиной капитальных затрат на стоимость бурения, ГрП 
и освоения скважин и варьируется от 90 до 123% от нее. 
В связи с этим, создание специальных налоговых режимов 

Рис. 10. Комплекс лабораторных исследований керна и пластовых флюидов на базе лабораторно-исследовательского центра в ООО 
«НОВАТЭК НТЦ»

Рис. 9. Увеличение коэффициентов извлечения трудноизвлека-
емых запасов

Рис. 11. Структура ЧДД (NPV), нормированного на стоимость бурения и заканчивания скважины
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для газоконднсатных залежей в низкопроницаемых ачи-
мовских и юрских пластах с высоким АВПД позволит 
существенно ускорить освоение значительных ресурсов 
газа для поддержания высоких уровней добычи в рФ.

Выводы
уникальные запасы и ресурсы газоконденсата ачимов-

ских и юрских залежей севера ЯНАо, которые характери-
зуются сверхнизкими значениями проницаемости (менее 
1 мД) и АВПД (60–80 МПа) с коэффициентами аномаль-
ности 1,5–2,1, на сегодня являются основной ресурсной 
базой для поддержания высоких уровней добычи уВс 
в ближайшие 20–30 лет.

Для вовлечения их в промышленную разработку ком-
паниям требуется освоить технологии горизонтального 
бурения в условиях АВПД до 2,2, проведения эффектив-
ных МГрП с оптимизированными составами жидкостей 
ГрП для сохранения высокой проводимости трещины 
и минимизации повреждения Фес продуктивного пласта. 

За последние 10 лет ПАо «НоВАТЭК» приобрел опыт 
разработки низкопроницаемых коллекторов и обладает 
необходимыми технологиями для их успешного освоения. 
В ближайшие 16 лет доля добычи трудноизвлекаемого 
газа в балансе ПАо «НоВАТЭК» составит около 60%, 
что стимулирует компанию к развитию новых технологий 
для повышения рентабельности их освоения.
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abstract. The article considers the results of development of hard-
to-recover reserves of gas condensate deposits in low-permeability 
Achimov and Jurassic formations with significant abnormally high 
reservoir pressure. The main geological, technological and economic 
factors complicating the development of these reserves are identified. 
Typical examples of the geological structure, filtration and capacity 
properties of Achimov and Jurassic formations that determine low 
well productivity are given. The evolution of the complexity of 
production well designs is shown. The influence of economic factors 
on the profitability of development and on the gas and condensate 
recovery factors of such deposits are analyzed.
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Комплексный анализ пластов прибрежно-континентального 
генезиса с целью уточнения геологической модели

Г.В. Казанцев
ООО «НОВАТЭК НТЦ», Тюмень, Россия 

e-mail: Gleb.Kazantsev@novatek.ru

Целью данной работы является уточнение геологической модели пластов прибрежно-континентального 
генезиса и повышение эффективности заложения горизонтальных скважин. На основе комплексного анализа 
геолого-геофизической информации и описания керна построена фациальная и трехмерная геологическая модель 
пластов ТП16 прибрежно-континентального генезиса. Пласты ТП16 характеризуются сильной изменчивостью 
по латерали и низким коэффициентом песчанистости. В ходе работы были использованы данные сейсмической 
инверсии, геофизических исследований скважин и замеров гидродинамического каротажа. По данным сейсми-
ческой инверсии выполнена корреляция геологических объектов. Поинтервальный анализ сейсмических кубов 
совместно с данными результатов испытаний позволили достоверно определить стратиграфию и хронологию 
формирования исследуемых пластов. В результате выполненных исследований для каждого пласта получены 
сейсмические атрибуты, описывающие геологическое строение залежей, возможное распределение продуктив-
ных объемов и фильтрационно-емкостных свойств. По сейсмическим атрибутам выделены границы каналов 
с приливно-отливным влиянием и пойменных областей. с учетом выделенных границ геологических объектов 
обновлена фациальная и трехмерная геологическая модель, и заложено бурение эксплуатационных скважин. 
Точность геологической модели подтверждена бурением 8 горизонтальных скважин со средней эффективной 
проходкой по коллектору 1640 метров (80%) и средним коэффициентом проницаемости 108 мД.

Ключевые слова: гидродинамический каротаж, детерминистическая инверсия, прибрежно-континентальные 
отложения, трехмерная геологическая модель
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Введение
Приливно-отливной равниной называется плоский 

участок морского берега, заливаемый во время прилива. 
она образуется на подверженных влиянию мезо- и ма-
кроприливов низменных побережьях, рассеченных при-
ливно-отливными каналами и руслами. система каналов 
напоминает речную сеть. Глубина и ширина каналов 
по мере продвижения в сторону моря растут, а их размеры 
зависят от величины самой равнины и высоты приливов 
(Жемчугова, 2014).

Фации приливно-отливной равнины, как правило, пред-
ставлены переслаивающимися глинами, алевролитами 
и песчаниками. При этом песчаники изменчивы по мощ-
ности и фильтрационно-емкостным свойствам (Фес). 

Целью данной работы является уточнение геологи-
ческой модели пластов прибрежно-континентального 
генезиса и повышение эффективности заложения гори-
зонтальных скважин. Для этого выполнен комплексный 
анализ замеров гидродинамического каротажа, сейсми-
ческих и геофизических данных.

Материалы и методы
объектом исследования являются пласты ТП16. Пласты 

залегают на глубине 2200–2300 м, мощность – от 15 до 50 м. 

Коэффициент песчанистости (Кпес) в скважинах варьи-
руется от 0 до 0,83, при среднем Кпес по пласту – 0.11. 
Коэффициент пористости (Кп) в скважинах изменяется 
в диапазоне от 14 до 28%, коэффициент проницаемости 
(Кпр) варьируется от 1 мД до 1Д. 

На принадлежность исследуемых пластов к прибреж-
но-континентальным отложениям указывает наличие 
мелких углефицированных и полых корешков растений, 
а также косая таблитчатая, мелкая косая и разнонаправ-
ленная слоистость (рис. 1а). 

сейсмической основой исследований послужил объ-
единенный трехмерный куб, составленный из отдель-
ных съемок, выполненных методом отраженных волн 
в модификации общей глубинной точки (МоВ оГТ 3D). 
Тип источника возбуждения колебаний – взрывной и ви-
брационный. На рисунке 1б представлен слайс офсетной 
декомпозиции по методу RGB суммирования (далее слайс 
RGB) исследуемых пластов. На слайсе RGB можно наблю-
дать множество каналов широтного и субширотного на-
правления. Каналы различны по размеру и извилистости. 

условия формирования пласта напрямую оказали 
влияние на изменчивость геологии по латерали. Так, на-
пример, на небольших расстояниях между скважинами от-
мечается сильное изменение разреза по литологии (рис. 2). 

По суммарному амплитудному кубу (рис. 3) видно, 
что пласты ТП16 не характеризуются собственным от-
ражающим горизонтом (оГ) . отсутствие собственного 
отражающего горизонта и реперных границ напрямую 
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повлияли на сложность скважинной и сейсмической 
корреляции.

Более половины изученных бурением обстановок – 
это глинистые отложения прибрежной равнины, которые 
представлены углисто-глинистой толщей (рис. 4). Чуть 
более трети вскрытых отложений представлены мало-
мощными песчаниками приливно-отливных каналов и рек 
с относительно невысокой проницаемостью до 20 мД 
и мощностью до 10 метров. Всего 12% вскрытых от-
ложений представлены крупными каналами с мощными 
песчаными отложениями от 10 метров с проницаемостью 
более 100 мД. Таким образом, крупные приливно-от-
ливные каналы являются ключевыми для картирования 
и геометризации с целью заложения эксплуатационного 
бурения. 

объект исследования изучен бурением пилотных 
стволов с опробованием пластов на кабеле (оПК) и запи-
сью гидродинамического каротажа (ГДК). Накопленный 
опыт применения приборов модульного испытателя 

пластов (MDT) показывает, что исследование скважин 
методом ГДК-оПК существенно повышает достовер-
ность геологической информации на стадии поиска и раз-
ведки месторождений нефти и газа (Каган, самойленко, 
2019). результаты замеров пластового давления, полу-
ченные приборами MDT с достаточной достоверностью 
и точностью, позволяют установить пластовые давления 
в залежи и определить уровень свободной воды (усВ). 
Комплексный анализ градиентов и профилей давлений 
по нескольким скважинам на неразрабатываемых залежах 
позволяет выявить гидродинамическую связь или раз-
общенность коллекторов по разрезу и по простиранию 
с точки зрения пластового давления. Достоверность гради-
ента давления зависит от толщины пласта, количества до-
стоверных замеров давления, а также плотности флюида. 

с целью прогноза песчанистости и коллекторских 
свойств выполнена сейсмическая инверсия. Практическое 
применение сейсмической инверсии показано в работах 
(Никанорова и др., 2023).

В качестве исходных данных при выполнении иссле-
дований служили современные геофизические методы 
исследования скважин (имиджер плотности, картограф 
границ), ГДК, данные керна и 3D сейсморазведки. В статье 
рассмотрен подход комплексного учета всех исходных 
данных в единую модель. 

результаты
График зависимости давления от глубины и кривые 

градиентов давления представлены на рис. 5 (справа). 
слева на рисунке представлена схема корреляции, вы-
ровненная на подошву реперного пласта ТП14. 

Из графика следует, что канал, выделенный светло 
синим цветом, в скважине 5 не имеет гидродинамической 
связи с мощным каналом ниже. В то время как мощный 
канал, выделенный красным, связан с множеством других 
объектов (как маломощных, так и мощных) в скважинах 
1,3,4 и 5. 

Ниже по разрезу отмечаются крупные гидродина-
мически связанные каналы, вскрытые скважинами 2 
и 3 (выделены светло-зеленым цветом), не связанные 
с маломощными каналами в других скважинах. По ряду 
объектов по пересечению водных и газовых градиентов 
удалось установить положение усВ. После уточнения 
скважинной корреляции по данным MDT была проведена 
верификация полученных результатов с сейсмическими 
данными. 

На рисунке 6 справа представлен разрез вдоль куба 
псевдопесчанистости (NTG), полученный в результате 

Рис. 1. Фотографии керна (а) и RGB слайс, снятый в интер-
вале пласта (б)

Рис. 2. Типовой разрез по кубу литотипов по линии скважин 

Рис. 3. Разрез по суммарному амплитудному кубу 
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детерминистической инверсии. Ниже в том же направле-
нии представлен разрез куба RGB. 

По сейсмическим разрезам и по скважинной корре-
ляции (рис. 5) можно наблюдать, что изучаемый объект 
представлен множеством каналов, которые находятся 

на разном стратиграфическом уровне. Каждый канал 
характеризуется разной акустической контрастностью 
и, как следствие, прогнозом NTG. Мощные каналы ха-
рактеризуются повышенным значением прогноза NTG 
и усилением амплитуд отражений на дальних удалениях. 
Практическое применение комплексного анализа данных 
сейсмической инверсии и офсетной декомпозиции пока-
зано в работах (Шаповалов и др., 2023; Чучалина и др., 
2024). В большинство крупных каналов уже пробурены 
горизонтальные скважины, которые подтвердили наличие 
в них песчаников с высоким Кпр. 

рассмотрим сейсмические разрезы по направлению 
с севера на юг (рис. 7). На разрезах выделяется множество 
крупных каналов, представленных песчаными отложе-
ниями. Крупный канал на северо-востоке и множество 
каналов на севере пока не изучены бурением. 

Комплексный анализ сейсмических данных и замеров 
ГДК показал, что интересующий нас интервал ТП16 можно 
описать тремя пластами ТП16

1, ТП16
2 и ТП16

3. 

Рис. 4. Статистика вскрытых отложений пластов ТП16

Рис. 5. Схема корреляции (слева) и график зависимости давления от абсолютной отметки (справа)

Рис. 6. Сейсмические разрезы по кубам NTG и RGB в направлении с юга-запада на северо-восток
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На рисунке 8 представлены сейсмические атрибуты, 
снятые с куба NTG и RGB в интервале пласта ТП16

1 с уче-
том уточненной скважинной и сейсмической корреляции. 

По данным атрибутам надежно выделяются каналы 
широтного простирания, которые вскрыты всего двумя 
разведочными скважинами. Пласт ТП16

1 характеризуется 
низким коэффициентом песчанистости, который состав-
ляет всего 0.06. однако в выделенные по сейсмическим 
данным каналы пробурены две горизонтальные скважины 
с высоким процентом проходки по коллектору. 

На рисунке 9 представлена карта средних амплитуд 
по кубу NTG и слайс куба RGB, снятый в интервале 
пласта ТП16

2. 

стоит отметить, что на атрибутах ТП16
2 видны обра-

зы каналов выше- и нижележащих пластов ТП16
1 и ТП16

3 

(рис. 9, пунктирные линии). Пласты ТП16 представляют 
собой объекты наложения множества различных по па-
раметрам и направлению каналов. Крупные каналы будут 
иметь сейсмический отклик на атрибутах выше и ниже-
лежащих пластов. Надежно на атрибуте пласта ТП16

2 вы-
деляются два канала: один – широтного, другой – субме-
ридионального направления. Наличие газонасыщенного 
песчаника в выделенных каналах подтверждено газом 
по геофизическим исследованиям в двух скважинах. 
В данные каналы пробурены две горизонтальные скважи-
ны с высоким процентом проходки по коллектору.

Рис. 7. Сейсмические разрезы по кубам NTG и RGB в направлении с севера на юг

Рис. 8. Сейсмические атрибуты пласта ТП16
1 с границами выделенных каналов
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Атрибутный анализ показал, что центральная и север-
ная части представлены прибрежной равниной, сложен-
ной глинистыми отложениями или маломощными канала-
ми, которые не характеризуются высокими амплитудами 
по карте средних NTG.

На рисунке 10 представлена карта средних амплитуд 
по кубу NTG и слайс куба RGB, снятый в интервале 
пласта ТП16

3. На атрибутах ТП16
3 видны образы каналов 

пласта ТП16
2. Надежно выделяются несколько каналов 

разветвленного типа преимущественно субширотного 
простирания. Данные объекты отмечаются в 5 скважинах. 
Пробурено 4 эксплуатационных скважины, которые под-
твердили их развитие и газовое насыщение.

Обсуждение и выводы
с учетом выделенных объектов и сейсмических атри-

бутов обновлена геологическая модель (рис. 11).
При обновлении трехмерной модели границы кана-

лов, выделенных по сейсмическим данным, использо-
вались в качестве зон замещения. В каждом канале ис-
пользовались 1D и 2D тренды, при построении которых 
участвовали только скважины, вскрывающие данный 
объект.

справа на рисунке 11 представлены разрезы через гори-
зонтальную скважину по прогнозному кубу NTG и по кубу 
литотипов из 3D модели. Куб литотипов имеет высокую 
сходимость с прогнозным кубом NTG. 

Рис. 9. Сейсмические атрибуты пласта ТП16
2 с границами выделенных каналов

Рис. 10. Сейсмические атрибуты пласта ТП16
2 с границами выделенных каналов
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области севернее выделенных каналов представляют 
собой прибрежную равнину с маломощными каналами, 
которые не выделяются по сейсмическим данным.

Выводы
1. В условиях сложного строения пластов прибрежно-

континентального генезиса стандартные методы модели-
рования не описывают строение залежей, распределение 
продуктивных объемов и Фес.

2. Для успешного заложения эксплуатационного 
бурения необходим комплексный анализ сейсмических 
и скважинных данных.

3. сейсмическая корреляция объектов и поинтерваль-
ный анализ сейсмических кубов совместно с данными 
ГДК позволяет достоверно определить стратиграфию 
и хронологию формирования объектов прибрежно-кон-
тинентального генезиса.

4. Использование выделенных объектов при трехмер-
ном геологическом моделировании позволяет уточнить 
строение залежей, распределение продуктивных объемов 
и Фес.

5. Точность геологической модели подтверждена буре-
нием 8 горизонтальных скважин со средней эффективной 
проходкой по коллектору 1640 метров (80%) и средним 
коэффициентом проницаемости 108 мД.
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abstract. The main objective of this paper is to increase 
the efficiency of planning horizontal wells and refine the 
geological model of formations of coastal origin. Based on 
a comprehensive analysis of geological and geophysical 
information and a description of the core, a facies and a 3D 
geological models of TP16 formations of coastal origin were 
constructed. These formations are characterized by strong 
lateral variability and low net to gross. 

In the course of this research, data from seismic inversion, 
geophysical studies of wells and production logging were 
used. Updated seismic correlation and an interval analysis of 
seismic cubes, together with the data from well test results, 
made it possible to reliably determine the stratigraphy and 
chronology of accumulation of the studied formations.

As a result of the performed research, seismic attributes 
describing the geological structure of the deposits, as well as 
the distribution of productive volumes and reservoir properties 
were obtained for each formation. Also, the boundaries of 
tidal-fluvial channels and floodplain areas were identified 
based on seismic attributes. Taking into account the acquired 
data, the facies and 3D geological models were updated and 
the drilling of exploitation wells was planned.

The accuracy of the new geological model was confirmed 
by drilling 8 horizontal wells with an average effective 
penetration of the reservoir of 1640 meters (82%) and an 
average permeability coefficient of 108 mD.

Keywords: production logging, seismic inversion, 
formations of coastal origin, 3D geological model
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Опыт проведения полевых сейсморазведочных работ 
по высокопроизводительной технологии «слип-свип»

В.И. Кузнецов1,3*, Ю.Н. Долгих1, Д.В. Скачков1, В.В. Соколовский1, С.В. Писарчук2, А.А. Глебов2
1ООО «НОВАТЭК НТЦ», Тюмень, Россия 

2ПАО «НОВАТЭК», Москва, Россия
3Тюменский индустриальный университет, Тюмень, Россия 

с точки зрения новизны и эффективности полевых технологий сейсморазведки последним крупным тех-
нологическим изменением при проведении сейсмических исследований на участках Группы компаний ПАо 
«НоВАТЭК» является использование высокопроизводительной технологии вибросейсморазведки «слип-свип» 
(«slip-sweep»). общий объем работ, выполненных в ПАо «НоВАТЭК» по технологии «слип-свип», в данный 
момент превысил 20 000 кв. км. В статье анализируются возможности оптимизации, а также риски и сложности 
при реализации технологии «слип-свип», проводится анализ производительности технологии в условиях аркти-
ческого региона, излагается методика прогноза суточной производительности, применимая для проектирования 
и оценки технико-экономических показателей исследований.

Ключевые слова: высокопроизводительная вибросейсморазведка, обработка виброграмм, технология «слип-
свип», повышение качества, контроль качества, коррелограммы, прогноз производительности
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Актуальность высокопроизводительной 
сейсморазведки 

Необходимость изучения больших территорий в корот-
кие сроки и с высоким качеством обусловливает запрос 
на применение высокопроизводительных технологий 
сейсморазведки в нефтегазовой отрасли (Шнеерсон, 
Жуков, 2015; смирнов, Бондарев, 2017). 

Геологоразведка перспективных территорий является 
продолжительным по времени процессом, включаю-
щим несколько последовательных этапов: постановку 
профильных сейсмических 2D исследований по сети, 
достаточной для надежного картирования объектов; де-
тализационные 3D работы на выявленных перспективных 
объектах с целью уточнения контуров и прогноза перспек-
тив, а также выбора точек заложения поисково-оценочных 
скважин; бурение и геофизические исследования скважин; 
построение концептуальной геологической модели; со-
ставление проекта и технико-экономического обоснования 
разработки.

В этом длительном и затратном процессе только одни 
сейсмические 2D (3D) исследования могут занимать от 3 
до 5 лет. Поэтому, если за счет применения новых тех-
нологий окажется возможным приблизить срок начала 
промышленной эксплуатации месторождения, то это будет 
весьма выгодно с точки зрения экономической эффектив-
ности и инвестиционной привлекательности проекта. 

Более того, при высокой сезонной производительности 
в ряде случаев возможно пропустить 2D этап и сразу 
реализовать трехмерные сейсмические исследования.

одним из приоритетных регионов для освоения нефте-
газовых месторождений является Гыданский полуостров, 
который в настоящее время активно покрывается сетью 
сейсмических исследований для детального изучения 
геологического строения и структурно-тектонических 
особенностей Гыдана, поиска новых и подтверждения 
обнаруженных ранее нефтегазоперспективных объектов, 
картирования и подготовки к бурению перспективных 
ловушек углеводородов (уВ), оценки запасов и ресурсной 
базы полуострова. Повышение производительности и ка-
чества сейсмических исследований актуально не только 
для севера Западной сибири, но и для регионов россии, 
характеризующихся высокой геологической изученно-
стью (екименко, 2008).

Потенциал и особенности 
высокопроизводительных технологий

резервом сокращения продолжительности этапа гео-
логоразведки (Грр) является применение высокопроиз-
водительных технологий полевых сейсморазведочных 
работ, прежде всего, современной вибросейсморазведки.

Вибросейсморазведка в целом как метод имеет свои 
достоинства и недостатки (Гафаров, 2012; ефимов, 2013). 
Из плюсов, помимо наличия высокопроизводительных 
методик и отсутствия потерь времени и затрат на буров-
зрывные работы, следует отметить упрощенный контроль 
за качеством возбуждения, возможность оперативной 
переотработки забракованных физических наблюдений, 
управление спектром возбуждения и статистическим 
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эффектом, возможность формирования более эффектив-
ных интерференционных систем группирования, мень-
шую экологическую нагрузку на территорию, большую 
безопасность для персонала.

Из недостатков и рисков следует назвать заведомо 
не оптимальные условия возбуждения волн, повышен-
ный уровень поверхностных регулярных помех, более 
высокий уровень случайных помех (вследствие слабо-
сти единичного воздействия), наличие технологических 
помех от перемещающейся техники и параллельных 
воздействий (для высокопроизводительных реализаций 
технологии), сильную зависимость качества результатов 
от специфики строения верхней части разреза и поверх-
ностных (ландшафтных) условий, ограниченность полосы 
частот возбуждаемого сигнала (как со стороны низких, так 
и высоких частот) вследствие особенностей конструкции 
вибратора и условий контакта плита – грунт.

северные районы Западной сибири обладают спец-
ификой, в целом подходящей для реализации высоко-
производительных вибросейсмических исследований: 
условия тундры (низкая залесенность) и зимний период 
благоприятны для отработки избыточных по кратности 
и бину сейсмических съемок с применением поверхност-
ных источников; зона малых и пониженных скоростей 
находится в мерзлом состоянии, что улучшает условия 
возбуждения волн; поглощающие свойства верхнего слоя 
верхней части разреза (ВЧр) снижены из-за развития 
криогенных процессов.

По перечисленным выше причинам в северных рай-
онах Западной сибири вибросейсмический метод имеет 
значительные перспективы. 

Забегая вперед следует отметить, что уже первый опыт 
практической апробации высокопроизводительной вибро-
сейсмической технологии в полевом сезоне 2017–2018 гг. 
в условиях Гыдана показал, что может быть обеспечено 
как минимум 2–3 кратное (до 1000–1500 кв. км 3D) уве-
личение сезонной производительности при сохранении 
сопоставимого с традиционной технологией (взрывы 
в скважинах) качества результатов. 

К высокопроизводительным технологиям относят-
ся: «флип-флоп» («flip-flop») – поочередные свипы, 
«слип-свип» («slip-sweep») – способ перекрывающихся 
или скользящих свип-сигналов, «HFVS» (High-Fidelity 
VibroSeis) – вибросейс высокой достоверности, «DSSS» 
(Distance Separated Simultaneous Sweeping) – методика 
разнесённых групп вибраторов, «ISS» ((Independent 
Simultaneous Sweeping) – методика независимых вибра-
торов (Шнеерсон, Жуков, 2015).

Главный принцип увеличения производительности 
вибропартий и сокращения непроизводительного време-
ни – запуск генерации свип-сигнала следующей группой 
вибраторов, не дожидаясь окончания времени прослуши-
вания для предыдущей группы. Такой режим за рубежом 
назван агрессивный «флип-флоп». если запуск свипа 
последующей группы происходит до завершения свипа 
предыдущей – это уже переход от агрессивного «флип-
флоп» к «слип-свип».

В россии в настоящее время наиболее широкое 
распространение получили технологии «флип-флоп» 
и «слип-свип».

содержание проведенных исследований
В 2017 г. руководством ПАо «НоВАТЭК» была по-

ставлена задача геологического изучения недр Гыданского 
полуострова с применением вибросейсмической техноло-
гии. сезонные объемы работ и сжатые сроки выполнения 
программы Грр предполагали суточную производитель-
ность работ 3D не менее 10 кв. км (~1000 физических 
наблюдений) сейсморазведки повышенной плотности. 
Такие объемы и производительность работ могли быть 
достигнуты только при условии внедрения в производство 
технологии «слип-свип» (смирнов, Бондарев, 2017). 

Принципиальная схема реализации технологии приве-
дена на рис. 1. ранее в арктическом регионе россии таких 
работ не проводилось. Все этапы внедрения технологии 
(выбор подрядчика, проектирование, базирование, опыт-
ные работы, выполнение, оценка и приемка материалов) 
осуществлялись под научно-техническим и супервайзер-
ским контролем специалистов ооо «НоВАТЭК НТЦ».

В ходе адаптации технологии для условий севера были 
исследованы вопросы:

– сокращения времени на переезды между пунктами 
и линиями возбуждения (ПВ и ЛВ);

– оптимизации длины «свипа» («sweep») и величины 
«слип-тайма» («slip-time» – интервала времени между 
«свипами») с количеством групп;

– увеличения длины отрабатываемых в пределах блока 
отрезков линий ПВ;

– перехода на ортогональную систему наблюдений 
как более оптимальную по производительности для ме-
тодики «слип-свип».

При проектировании методики существует риск вы-
бора неоптимальных параметров – прежде всего соотно-
шения длины «свипа» и величины «слип-тайма» для име-
ющихся в наличии групп, при котором обеспечивается 
устойчивая конвейерная схема. В результате опытных 
работ установлено, что «свип» длиной от 40 до 60 сек. обе-
спечивает достаточное для 400 кратного МоВ-оГТ превы-
шение (1,8–2,2) сигнала над уровнем микросейсм и в тоже 
время не является излишне продолжительным, чтобы это 
могло оказать негативное влияние на производительность 
и надежность долгосрочной работы виброгрупп.

Рис. 1. Принципиальная схема реализации стандартной тех-
нологии вибросейс (вверху) и технологии «слип-свип» для 4 
групп виброисточников (внизу)
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опытным путем установлено, что при «слип-тайме» 
более 30% от длины «свипа» влияние последующих 
воздействий на предыдущие существенно уменьшается 
(рис. 2). уже при «слип-тайме» в 30% явные влияния 
второго воздействия отсутствуют. с большим запасом был 
выбран «слип-тайм» 50%. Как показал дальнейший ход 
работ, при таком «слип-тайме» 4 группы источников могли 
работать по устойчивой конвейерной схеме при мини-
мальном уровне технологических помех и с обеспечением 
необходимой суточной производительности. 

существенное значение при реализации высокопро-
изводительных технологий вибросейсморазведки имеет 
предупреждение возможных аппаратурных (технических) 
ограничений (рисков) подрядчика. Для регистрации, 
сохранения, перезаписи на внешние носители больших 
массивов исходных данных, включающих как коррело-
граммы, так и виброграммы, должны быть в наличии со-
ответствующие технические возможности: повышенный 
объем оперативной памяти станции, специальный сервер 
с высокой (до 10 Гб/сек) скоростью передачи данных, 

достаточное количество модулей управления приемными 
линиями (LSI 4) и устройств хранения полученной сейс-
мической информации (NAS по 12 Тб).

Что касается производственных аспектов реализации 
технологии, то с выбранными параметрами возбуждения 
и регистрации были получены данные хорошего качества, 
брака было не много, снижение качества происходило 
главным образом из-за условий контакта плита – грунт 
и «треска» льда, повторное воздействие исправляло 
ситуацию.

По итогам обработки были получены достаточно кон-
диционные результаты. На рисунке 3 показано сравнение 
временных разрезов «флип-флоп» (слева) и «слип-свип» 
(справа) по отработанному 12 километровому опытно–
методическому 2D профилю 64-кратного МоВ-оГТ. 
Как видим, никаких признаков ухудшения при переходе 
от «флип-флоп» к «слип-свип» не наблюдается.

В ходе адаптации технологии на участке работ была 
запроектирована неортогональная (slant 45°) система на-
блюдений с расстоянием между линиями приема и лини-
ями возбуждения, равным 200 м, шагом между пунктами 
возбуждения, равным 70,7 м, и пунктами приема равным 
50 м, бином 25 на 25 м и кратностью 400. отработка пла-
нировалась 3-мя группами виброисточников NOMAD-65 
по 3 источника в каждой. Проведению исследований 
предшествовали опытно-производственные работы, в ходе 
которых были выбраны оптимальные базовые параметры, 
а именно вид и длина «свипа» (низкочастотный «свип» 
от 3 до 110 Гц длительностью 40 сек) и «слип-тайм» (50%, 
20 сек), обеспечивающие необходимый уровень качества 
полевых коррелограмм. Также в двух режимах («флип-
флоп» и «слип-свип») был отработан 12 километровый 
2D профиль 64-кратного МоВ-оГТ. 

Изначально предполагалось, что работы будут ве-
стись 3-мя группами вибраторов, что позволит сформи-
ровать устойчивую конвейерную схему при выбранных 
параметрах «слип-свипа». однако вскоре выяснилось, 
что при этих параметрах, оптимальных с точки зрения 
качества данных, последняя группа не успевает пере-
ехать и приготовиться к работе, и конвейер не «работает». 

Рис. 3. Сравнение временных разрезов, полученных по технологии «флип-флоп» (слева) и по высокопроизводительной технологии 
«слип-свип» (справа)

Рис. 2. Исходные коррелограммы при величине «слип-тайма» 
10% (а) и при величине «слип-тайма» 30% (б)



www.geors.ru 23

опыт проведения полевых сейсморазведочных работ...                                                                                                               В.И. Кузнецов, Ю.Н. Долгих, Д.В. скачков и др.

Значительная часть физических наблюдений была отрабо-
тана с интервалом между воздействиями 60 с. и 120 с, т.е. 
резерв производительности не был реализован. Как оказа-
лось, при предварительных расчетах было использовано 
слишком оптимистическое значение средней скорости 
движения техники (2 м/с). На практике эта скорость со-
ставила порядка 1,5 м/с. Для создания эффективного кон-
вейера потребовалась дополнительная 4 группа, которая 
через некоторое время была подрядчиком доставлена. 
Ввод в работу 4-ой группы увеличил суточную произво-
дительность примерно на 20 % и сама схема работы стала 
более устойчивой. урок состоял в том, что необходимо 
заблаговременно проектировать такие технологические 
схемы реализации технологии «слип-свип», которые 
обеспечат необходимую производительность работ теми 
ресурсами, которыми располагает подрядная организация. 
Это приводит к целесообразности применения математи-
ческих методов прогнозирования производительности.

При прогнозе потенциальной производительности 
необходимо ориентироваться на идеализированную 
конвейерную схему – когда интервал времени между 
стартами единичных воздействий (при отработке бло-
ка) имеет постоянную величину и равен «слип-тайму» 
(∆L). Для реализации эффективной схемы конвейерной 
отработки необходимо взаимное согласование 3-х фак-
торов: длины «свипа» (L), величины «слип-тайма» (∆L) 
и скорости движения вибраторов по линиям возбуждения 
и при переездах (V).

общий принцип достижения оптимума достаточно 
прост: 1-я группа источников к моменту, когда развертка 
последней достигнет «слип-тайма», должна успеть излу-
чить сигнал (длиной L), проехать расстояние ∆X (равное 
шагу ПВ) и быть готовой к работе. если к указанному 
моменту времени 1-я группа запаздывает – конвейерная 
схема разрушается, и эффективность работы снижается. 
При прочих равных условиях производительность зависит 
от времени переезда групп источников: чем меньше време-
ни тратится на переезды (по профилям и между ними), тем 
большие объемы работ можно выполнить фиксированным 
количеством групп. При конвейерной отработке дневная 
(за рабочую смену) выработка (в физических наблюдени-
ях) отряда вибросейсмических источников определяется 
количеством групп и суммарными затратами времени 
на отработку линий возбуждения и переезды между ними. 
Из изложенных выше соображений несложно составить 
простые математические формулы для расчета параме-
тров, значимых для выбора методики и оценки произво-
дительности вибросейсмической съемки 3D.

увеличение количества одновременно работающих 
групп в конвейерной схеме неизбежно приводит к умень-
шению «слип-тайма». 

По опыту работ, оптимальный, с точки зрения каче-
ства данных, «слип-тайм» в «слип-свипе» составляет 
35–50% длины «свипа», однако по факту он может быть 
уменьшен до величины, равной длине формируемых 
коррелограмм. разумеется, это будет сопряжено со сни-
жением качества исходных данных и оправдано только 
в случае увеличения количества используемых групп, 
компенсационного увеличения кратности или наличия 
эффективных средств подавления технологических помех 
на уровне исходных виброграмм. увеличение количества 

групп при оптимальном, с точки зрения реализации кон-
вейерной схемы, «слип-тайме» является главным резервом 
увеличения производительности. 

соответствующая минимально возможному «слип-
тайму» производительность является естественным 
пределом технологии «слип-свип».

Что касается роста технологических помех и общей 
зашумленности исходных данных, у ооо «НоВАТЭК 
НТЦ» имеется собственная разработка для минимизации 
этих негативных факторов – технология многозональной 
адаптивной обработки виброграмм (МАоВ) до корреля-
ции (Долгих и др., 2019a, 2019b, 2019c). 

уже после завершения полевого сезона и анализа полу-
ченного в ходе сопровождения работ опыта, сотрудниками 
блока науки и отдела полевых работ ооо «НоВАТЭК 
НТЦ» был совместно разработан универсальный анали-
тический шаблон расчета производительности вибросейс-
мических работ. обоснована возможность выполнения 
за один полевой сезон более 2000 кв. км с кратностью 
не менее 400 и при плотности сети линий взрыва и при-
ема 200 на 300 м или 250 на 250 м без существенного 
удорожания работ (рис. 4).

Как видим, увеличение количества групп при конвей-
ерной схеме обеспечивает повышение производительно-
сти работ и уменьшает величину «слип-тайма». Подобные 
наборы палеток для различных вводных данных рассчиты-
ваются и оцениваются специалистами ооо «НоВАТЭК 
НТЦ» на этапе проектирования с целью поиска оптимума 
по производительности и стоимости.

резервы повышения производительности состоят 
в следующем: сокращение времени на переезды между 
пунктами и линиями возбуждения; оптимизация соотно-
шения «длина свипа» – «слип-тайм» – количество групп; 
увеличение длины отрабатываемых в пределах блока 
отрезков линий ПВ; переход на ортогональную систему 
наблюдений как более оптимальную по производитель-
ности для методики «слип-свип» (уменьшение времени 
переезда группы вибраторов на новую точку). 

Рис. 4. Использование аналитического шаблона для оценки су-
точной производительности при заданных исходных параме-
трах вибросейсмической 3D съемки
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Построенная на основе аналитического шаблона 
палетка позволяет оценить теоретически достижимую 
максимальную производительность вибросейсмической 
партии. 

По факту, для 7–8 групп вибраторов при «слип-тайме» 
30% была достигнута максимальная производительность 
2150 кв. км за сезон или 170 ф.н./час (рис. 5).

реальная суточная производительность с 7–8 груп-
пами вибраторов при «слип-тайме» 30% от длины «сви-
па» на объектах ПАо «НоВАТЭК» составила порядка 
2000 ф.н. В случае минимизации простоев и некоторого 
(до 10–12 с) уменьшения «слип-тайма», суточная произ-
водительность может быть повышена до 3000–3500 ф.н., 
что уже близко к технологическому пределу «слип-свипа».

разработанная специалистами ооо «НоВАТЭК 
НТЦ» технология прогнозирования производительности 
современной вибросейсморазведки может применяться 
и на других объектах в северных районах. Технология 
учитывает не только прямые, но и косвенные производи-
тельные факторы (например, методику построения блоков 
отработки), позволяет подбирать параметры методики 
полевых работ под заданные объемы, оперативно нахо-
дить оптимальные соотношения между длиной «свипа», 
«слип-таймом» и количеством групп. 

уверенность в возможности работать с минимизи-
рованными, т.е. приближенными к длине формируемых 
коррелограмм «слип-таймами», основывается на наличии 
в арсенале ооо «НоВАТЭК НТЦ» упомянутой выше 
специальной технологии многозональной адаптивной 
обработки виброграмм (МАоВ). разработанный комплекс 
методических приемов обработки виброграмм до корре-
ляции позволяет работать с минимальным «слип-таймом» 
без значимого снижения качества результата. МАоВ 
является дополнительным резервом повышения инфор-
мативности и технико-экономической эффективности 
технологии «слип-свип».

результаты 
В зимних арктических условиях Гыданского полу-

острова проведена успешная адаптация и апробация 
технологии «слип-свип».

определены условия эффективного применения, а так-
же возможные риски и трудности при работе по техноло-
гии «слип-свип» в удаленных северных районах. 

Проведен анализ производительности технологии 
в условиях арктического региона с учетом возможных 
затрат и экономических потерь. 

разработана методика прогноза суточной производи-
тельности, применимая для проектирования и оценки тех-
нико-экономических показателей проекта исследований. 

Внедренные высокопроизводительные технологии 
полевых сейсморазведочных работ продемонстрировали 
высокую эффективность в условиях крайнего севера 
Западной сибири, при этом качество окончательных 
результатов не уступает материалам, полученным с ис-
пользованием стандартных технологий работ.

обоснована возможность выполнения за один полевой 
сезон более 2000 кв. км 3D съемки высокой кратности 
(400) без существенного удорожания работ за счет ис-
пользования следующих резервов:

– сокращения времени на переезды между ПВ и ЛВ;
– оптимизации длины «свипа» и «слип-тайма» с ко-

личеством групп;
– увеличения длины отрабатываемых в пределах блока 

отрезков линий ПВ;
– перехода на ортогональную систему наблюдений 

как более оптимальную по производительности для ме-
тодики «слип-свип».

разработанная методика прогнозирования производи-
тельности вибросейсморазведки может быть масштаби-
рована на лицензионные участки Арктики, принадлежа-
щие как ПАо «НоВАТЭК», так и другим нефтегазовым 
компаниям. 

Рис. 5. Динамика выполненных разными методами работ на объекта ПАО «НОВАТЭК»
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Высокая геолого-экономическая эффективность тех-
нологии «слип-свип» в условиях Арктики в сравнении со 
взрывным методом и стандартной вибросейсморазведкой 
совершенно очевидна. 

Так, по опыту работ на объектах ПАо «НоВАТЭК» 
средняя производительность работ взрывным источни-
ком варьировалась в пределах 400–450 кв. км за сезон 
при обычной 300×400 м плотности линий возбуждения 
и приема, в то время как «слип-свип» дает результат 
более 2000 кв. км. за сезон для повышенной 250×250 м 
или 200×300 м плотности линий возбуждения и приема.

На рис. 5 показаны гистограммы, характеризующие 
динамику выполненных разными методами работ на ли-
цензионных участках ПАо «НоВАТЭК».

На данный момент на объектах ПАо «НоВАТЭК» 
объем работ 3D по технологии «слип-свип» превысил 
20 000 кв. км. 

Заключение
с точки зрения новизны и эффективности применя-

емых полевых технологий сейсморазведки, крупными 
технологическими изменениями при проведении ис-
следований на участках ПАо «НоВАТЭК» являются: 
использование высокопроизводительной технологии 
вибросейсморазведки «слип-свип», «уплотнение» систем 
наблюдений, расширение частотного диапазона «свипа» 
в НЧ и ВЧ область.

опыт компании по использованию высокопроиз-
водительных технологий проведения полевых сейсмо-
разведочных работ демонстрирует высокую эффектив-
ность для условий севера Западной сибири. При этом 
качество получаемых материалов не уступает данным, 
полученным с использованием стандартных технологий. 
Перспективным направлением и значимым инструментом 
повышения качества является технология обработки ви-
брограмм до корреляции, которая позволяет минимизи-
ровать слип-тайм и является дополнительным резервом 
повышения технико-эффективности «слип-свип».

Дальнейшее повышение производительности работ 
возможно за счет применения более «агрессивных» техно-
логий «DSSS» и «HFVS», независимого одновременного 
возбуждения «ISS», возбуждения псевдослучайных не-
коррелируемых сигналов «Shuffle», но это целесообразно 
делать только после исчерпания резервов технологии 
«слип-свип», о чем говорить пока преждевременно.
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Experience in conducting Field seismic surveys Using high-
Performance “slip-sweep” technology
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abstract. The latest major technological change in seismic 
surveys at the sites of the NOVATEK Group of Companies 
is the use of high-performance sleep-sweep vibroseismic 
exploration technology.

The total volume of work performed in the NOVATEK 
Group of Companies using the sleep-sweep technology has 
currently exceeded 20 000 square kilometers.

As part of the assessment of the efficiency and prospects 
of the sleep-sweep, the article analyzes the optimization 
possibilities, as well as the risks and difficulties in implementing 
the technology, analyzes the performance of the sleep-sweep in 
the conditions of the Arctic region, and presents a methodology 
for predicting daily productivity, applicable for designing and 
assessing the technical and economic indicators of research.

Keywords: high-performance vibroseismic survey, 
vibrogram processing, quality improvement, quality control, 
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Обработка виброграмм как способ повышения качества 
результатов высокопроизводительной вибросейсморазведки

Ю.Н. Долгих1*, Д.В. Гуляев1, В.В. Соколовский1, В.И. Кузнецов1,2
1ООО «НОВАТЭК НТЦ», Тюмень, Россия 

2Тюменский индустриальный университет, Тюмень, Россия 

В статье представлены результаты применения специализированной технологии обработки виброграмм, по-
лучаемых при проведении высокопроизводительных вибросейсмических исследований по методике «слип-свип» 
(«slip-sweep»). Предпосылками внедрения этой технологии являются существование объективного запроса на высо-
копроизводительные способы сейсморазведки и физическая реализуемость, в современных условиях, регистрации 
и обработки данных с уровня исходных виброграмм. Показаны преимущества и недостатки вибросейсмического 
метода и его высокопроизводительных модификаций, дан краткий ретроспективный анализ темы обработки 
виброграмм до корреляции, обоснованы методические подходы к снижению технологической зашумленности 
вибросейсмической съемки «слип-свип», демонстрируются примеры повышения качества данных (на уровне 
как коррелограмм, так и суммарных разрезов) при различном количестве групп вибросейсмических источников. 
сделан вывод, что обработка виброграмм при методике «слип-свип» обеспечивает повышение качества, сопо-
ставимое как минимум с 1,5–2-ным ростом кратности съемки.

Ключевые слова: высокопроизводительная вибросейсморазведка, обработка виброграмм, повышение ка-
чества, коррелограммы, многозональная обработка, адаптивная обработка, «слип-свип» технология 
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Актуальность высокопроизводительной 
вибросейсморазведки и проблема обеспечения 
качества работ 

Нефтегазовые компании объективно заинтересованы 
в сокращении сроков геологоразведочных работ, что по-
зволяет быстрее окупить вложенные в проект инвестиции, 
оптимизировать финансовые и временные издержки, осо-
бенно в настоящее время, в период экономической и гео-
политической турбулентности. Возможность на несколько 
лет быстрее ввести объект в эксплуатацию, за один поле-
вой сезон собрать данные, необходимые для построения 
детальной геологической 3D-модели месторождения, 
является очень привлекательной для экономики проектов. 
Повышение производительности и информативности 
сейсмических исследований актуально не только для се-
вера Западной сибири, но и для других регионов россии, 
характеризующихся высокой геологической изученно-
стью (екименко, 2008). Поэтому в отрасли существует 
запрос на технологии сейсморазведки, обеспечивающие 
возможность изучения больших по площади участков 
в короткие сроки. Высокопроизводительная вибросейсмо-
разведка в полной мере отвечает на этот запрос, потенциал 
ее производительности кратно превышает возможности 
традиционной сейсморазведки с использованием взрыв-
ных источников (смирнов, Бондарев, 2017). 

однако вибросейсмический метод имеет свои недо-
статки, или, сформулируем корректнее, свои особенности: 
заведомо неоптимальные условия возбуждения волн, по-
вышенный уровень поверхностных регулярных помех, 
более высокий уровень случайных помех (вследствие 
слабости единичного воздействия), наличие технологиче-
ских помех от перемещающейся техники и параллельных 
воздействий (для высокопроизводительных технологий), 
сильную зависимость качества результатов от специфики 
строения верхней части разреза (ВЧр) и поверхностных 
(ландшафтных) условий, ограниченность полосы частот 
возбуждаемого сигнала как со стороны низких частот 
(НЧ), так и высоких частот (ВЧ) вследствие особенностей 
конструкции вибратора и условий контакта плита – грунт.

Типичные для обширных территорий полуострова 
Ямал и Гыданского полуострова условия «арктической 
пустыни», тем не менее, благоприятствуют применению 
вибросейсмических технологий. На этих территориях 
зона малых и пониженных скоростей находится в веч-
ной мерзлоте, что улучшает условия прохождения волн 
и сохраняет высокочастотные компоненты спектра, т.к. 
поглощение сейсмической энергии в мерзлых породах 
существенно ниже. Поэтому в северных районах Западной 
сибири вибросейсмический метод в ряде случаев по-
зволяет получать результаты, сопоставимые по качеству 
со взрывным методом (разумеется, при определенных 
технико-методических условиях). И как показывает опыт, 
запрос на высокопроизводительные вибросейсмические 
технологии сейчас достаточно высок. 

Важным условием эффективного применения высо-
копроизводительных вибросейсмических технологий 
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является обеспечение качества результата. Повышенная 
производительность не должна быть основанием для не-
обоснованного снижения критериев качества исходных 
сейсмограмм. Желательно, чтобы высокий потенциал 
плотности и кратности системы был не только средством 
компенсации технологической зашумленности полевых 
данных, но и предпосылкой для достижения более вы-
сокой информативности (разрешенности, динамической 
выразительности, отношения сигнал/помеха и др.)

К сожалению, у высокопроизводительных технологий 
имеется существенный недостаток – повышенный уровень 
случайных, квазислучайных и технологических помех (от 
движущейся техники и/или «параллельных» воздействий). 
Методические возможности подавления этих помех за счет 
увеличения статистического эффекта (кратности) системы 
наблюдений ограничены. Кроме того, чисто статистический 
подход не позволяет реализовать в полной мере потенциал 
высокоплотной съемки. ослабляя помехи за счет увели-
чения кратности, мы фактически расходуем потенциал 
высокократной системы на сохранение приемлемого ка-
чества на уровне традиционных вибросейсмических съе-
мок. Значимого повышения информативности (точности, 
детальности, динамической выразительности) результатов 
обработки при этом не происходит. следовательно, помимо 
увеличения кратности необходимо повысить и качество 
исходных коррелограмм (КГ), однако единственным ре-
зервом повышения качества КГ (при прочих равных ус-
ловиях) является обработка до корреляции, т.е. обработка 
виброграмм (ВГ). И в настоящее время благодаря общей 
тенденции к быстрому развитию и удешевлению вычис-
лительных средств и носителей информации появилась 
возможность сохранения и передачи на этап обработки 
всего исходного массива данных, т.е. не только КГ, но и ВГ.

Первые попытки повышения качества результатов 
за счет обработки виброграмм до корреляции были пред-
приняты на Западе и в ссср еще в 80-е годы XX в. (Coruh, 
Costain, 1983; Череповский, Бадейкин, 1988). однако 
завершенной технологии в тот период создано не было, 
не в последнюю очередь из-за ограничений в вычисли-
тельных мощностях и в средствах хранения информации. 

В связи с развитием высокопроизводительных вибро-
сейсмических технологий уже в XXI в. западными сер-
висными компаниями разработаны методические подходы 
к подавлению определенного класса технологических 
помех до корреляции. однако эти подходы обеспечивали 
лишь частичное решение проблемы, при этом по стои-
мости существенно превышали затраты на стандартную 
обработку материалов. основанной на ясной теоретиче-
ской концепции технологии подавления широкого класса 
природных и технологических помех (случайных, квазис-
лучайных, регулярных) до корреляции виброграмм в ми-
ровой практике до недавнего времени не существовало.

Обработка виброграмм до корреляции – 
перспективное направление повышения качества 
данных

Необходимые для разработки технологии обработки 
виброграмм исходные данные получены в процессе вы-
полнения опытно-методических работ (оМр) МоВ-оГТ 
2D в полевых сезонах 2017–18 и 2018–19 гг. на ряде лицен-
зионных участках Группы компаний ПАо «НоВАТЭК». 

Информация об основных результатах исследовательских 
работ по обработке полученных материалов опубликована 
в (Долгих и др., 2019; Dolgikh et al., 2019a, 2019b). 

В настоящее время в НоВАТЭК НТЦ апробирован 
и внедрен целый ряд методических приемов обработки 
виброграмм, предложенная технология получила общее 
название «многозональная адаптивная обработка вибро-
грамм» (МАоВ). 

Постановка вопроса о целесообразности обработки 
виброграмм до корреляции совершенно логична и имеет 
однозначное научно-теоретическое обоснование (из об-
ласти теории информации, теории интерференционных 
систем). если исключить значительную часть техноло-
гических и иных помех из наблюденного волнового воля 
ВГ до корреляции (рис. 1, верхний ряд), то это обеспечит 
условия для более эффективной селекции полезного 
сигнала по итогам выполнения корреляции – на уровне 
итоговых КГ (рис. 1, нижний ряд). Логическим следстви-
ем повышения отношения сигнал/помеха исходных КГ 
является более высокое (при прочих равных условиях) 
отношение сигнал/помеха (качество) итоговых результа-
тов обработки.

Граф обработки ВГ представляет собой набор обще-
известных процедур, ориентированных на подавление 
наиболее интенсивных случайных, регулярных и техно-
логических помех, а также на корректировку наиболее 
значимых искажений спектра и динамики сейсмического 
волнового поля.

Поскольку вибросейсмический сигнал представляет 
собой меняющуюся во времени частотную развертку, 
важным свойством технологии обработки виброграмм 
является возможность адаптации параметров обрабаты-
вающих процедур по времени и/или частоте. отдельные 
процедуры (в частности, направленные на подавление 
корреляционных помех от пересекающихся по времени 
воздействий) могут быть реализованы с помощью раз-
деления сейсмического волнового поля на частотные 
зоны (панели).

Рис. 1. Демонстрация эффектов от подавления волн помех 
по виброграммам до корреляции (технология многозональной 
адаптивной обработки виброграмм – МАОВ) на уровне вибро-
граммы (верхний ряд) и коррелограммы (нижний ряд) («слип-
свип» с использованием 3–4 групп виброисточников)
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Принципиальная схема реализации технологии МАОВ 
(для «слип-свип»).

1. Весь рабочий спектр сейсмических сигналов, вклю-
чающий в себя интервал частот развертки свип-сигнала, 
разбивается посредством полосовой (F1–F2–F3–F4) 
частотной фильтрации на узкие частотные диапазоны 
(панели) по критерию постоянного затухания, т.е. посто-
янства отношения ширины спектра к центральной частоте. 
Количество частотных полос определяется величиной ко-
эффициента затухания, его увеличение приводит к умень-
шению числа полос, а уменьшение – к увеличению. Кроме 
того, следует учитывать вычислительные мощности, т.к. 
связь между числом полос и временем обработки линей-
ная. Фильтрация относится к числу времяемких процедур. 
На основе сформированного ряда центральных частот 
рассчитывается серия перекрывающихся полосовых 
фильтров, объединение (суммирование) результатов при-
менения которых обеспечивает восстановление исходного 
сигнала без искажения частотного спектра.

2. В каждой панели к узкополосной виброграмме при-
меняется верхний и нижний мьютинг по следующему 
правилу: время верхнего мьютинга соответствует времени 
развертки свип-сигнала на частоте F1, а время нижнего 
мьютинга – времени развертки на частоте F4, а также 
принимается в расчет длина формируемых КГ.

Принцип подавления помех применением верхнего 
и нижнего мьютинга к узкополосным виброграммам 
иллюстрирует рис. 2. 

3. После проведенной селекции полезного сигнала 
узкополосные виброграммы объединяются с целью полу-
чения широкополосных виброграмм.

4. К широкополосным ВГ применяются процедуры по-
верхностно-согласованного подавления случайных и ква-
зислучайных помех во временной и частотной областях.

В спектрально-временной области реализация при-
емов 1–3 обеспечивает «хирургическую» селекцию 1-й 
(базовой) гармоники сигнала (рис. 3). Все остальные 
гармоники как основного, так и последующего во времени 
воздействий будут обнуляться. Будут также ослаблены 
любые другие квазислучайные помехи (от переездов, 
от растрескивания мерзлоты), если они окажутся внутри 
области обнуления. 

На системной основе технология МАоВ применяется 
на объектах НоВАТЭК с 2020 г. Полученные результаты 
свидетельствуют о повышении их качества и разреша-
ющей способности. При этом особенно значительный 
эффект отмечен при работе по технологии «слип-свип» 
с минимизированным слип-таймом, т.е. когда слип-
тайм приближен к длине формируемых коррелограмм 
(рис. 4–6).

Рис. 2. Принцип подавления технологических помех применением мьютингов к узкополосным виброграммам (ОМР 2D, моделирование 
воздействий ± 10 с от основного)

Рис. 3. Фрагмент типичной виброграммы «слип-свип» со следом от последующего во времени воздействия (слева) и спектрально-
временные представления (справа), демонстрирующие эффект МАОВ («слип-свип» с использованием 3–4 групп виброисточников)



обработка виброграмм как способ повышения качества результатов…                                                                                                                    Ю.Н. Долгих, Д.В. Гуляев, В.В. соколовский, В.И. Кузнецов

GEORESURSY   www.geors.ru30

В технологию МАоВ заложено теоретически обо-
снованное применение процедур подавления случайных 
и квазислучайных помех на уровне как ВГ, так и КГ. 
Только в первом случае (на уровне ВГ) подавляются не-
посредственно сами помехи в сейсмическом волновом 
поле, а во втором случае (на уровне КГ) устраняются оста-
точные, посткорреляционные искажения волнового поля, 
обусловленные данными помехами. сочетание внутренних 
мьютингов в узких частотных диапазонах с процедурами 
шумоподавления на уровне ВГ и КГ дает в совокупности 
необходимый синергетический эффект, который выража-
ется в повышении как отношения сигнал/помеха, так и раз-
решающей способности результатов обработки (рис. 7, 8).

Рис. 4. Демонстрация эффекта от подавления помех по ви-
брограмме на уровне коррелограммы («слип-свип» с исполь-
зованием 7–8 групп виброисточников). Слева: исходная кор-
релограмма без применения МАОВ; центр: коррелограмма 
с применением МАОВ; справа: помехи, исключенные из корре-
лограммы за счет МАОВ

Рис. 5. Сопоставление карт RMS-амплитуд фрагмента оконча-
тельного куба 3D по ОГ Б после обработки с применением тех-
нологии МАОВ (слева) и без использования технологии (справа) 
(«слип-свип» с использованием 7–8 групп виброисточников) Рис. 6. Демонстрация последовательного ослабления искаже-

ний амплитуд и частот, обусловленных технологией отра-
ботки («слип-свип» с использованием 7–8 групп виброисточни-
ков): а) исходные данные; б) МАОВ; в) МАОВ + амплитудные 
поправки; г) МАОВ + амплитудные поправки + сигнальная 
обработка

Заключение
Технология МАоВ позволяет значительно ослабить 

взаимные влияния, амплитудные искажения, разного рода 
помехи от групп виброисточников, а также снизить общий 
уровень зашумленности съемки.

При прочих равных условиях обработка, начиная 
с уровня исходных виброграмм, обеспечивает зна-
чимое повышение общего отношения сигнал/помеха 

Рис. 7. Сопоставление временных разрезов и соответствующих им спектров сигнала и помехи: до (слева) и после (справа) применения 
технологии МАОВ («слип-свип» с использованием 3–4 групп виброисточников)
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Рис. 8. Сравнение карт отрицательных амплитуд и фрагментов частично-кратных временных разрезов в диапазоне удалений 1200–
2300 м) в интервале прослеживания пласта Ю1 («слип-свип» с использованием 3–4 групп виброисточников)

окончательных результатов обработки при некотором 
увеличении общей разрешающей способности.

Полученный с помощью обработки виброграмм по-
вышенный потенциал качества исходных коррелограмм 
создает предпосылки для дополнительного расширения 
спектра конечных результатов при сохранении приемле-
мого общего отношения сигнал/помеха. 

За счет применения МАоВ обеспечивается повышение 
качества результатов обработки, по эффекту сопоставимое 
с увеличением кратности системы наблюдений в 1,5–2 
раза, что особенно актуально для площадей с повышен-
ным уровнем техногенных помех.
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abstract. The article outlines the prerequisites and results 
of using a specialized technology for processing vibrograms 
obtained during high-performance vibroseismic studies using 
the “slip-sweep” technology. The goal is to reveal the potential 
and advantages of multispectral adaptive data processing, 
mainly associated with improving the quality and information 
content of the results obtained. The prerequisites for the 
introduction of technology are the existence of an objective 
demand for high-performance seismic exploration methods 
and the physical feasibility, in modern conditions, of recording 
and processing data from the level of initial vibrograms. 
The work describes the advantages and disadvantages 
of the vibroseismic method and its high-performance 
modifications, provides a brief retrospective analysis of 
the topic of processing vibrograms before correlation, 
substantiates specific methodological approaches to reducing 
the technological noise of vibroseismic “slip-sweep” surveys, 
demonstrates specific examples of improving data quality 
(both at the level of correlograms, and at the level of total 
sections) with different numbers of groups of vibroseismic 
sources. The main conclusion is that processing vibrograms 
using the “slip-sweep” method provides an increase in quality 
comparable to at least a one and a half to twofold increase in 
the shooting magnification.

Keywords: high-performance vibroseismic survey, 
vibrogram processing, correlograms, multizonal processing, 
adaptive processing, “slip-sweep” technology
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Интегрированный подход к построению геологических 
моделей на основе фациального анализа 

О.С. Генераленко*, И.В. Шелепов, О.Э. Ермакова, И.В. Моторин, Г.Н. Воробьева, Д.Д. Парамошина 
Группа компаний Газпромнефть, Санкт-Петербург, Россия 

Используя интегрированный (комплексный) подход, построена 3D геологическая и гидродинамическая 
модели, в основу которых легли результаты фациального анализа. Проведено седиментологическое описание 
керна с интерпретацией фаций отложений, формирование которых происходило в относительно глубоководных 
условиях осадконакопления ачимовской толщи в пределах ноябрьского региона. По результатам фациальной 
интерпретации керна выполнено петрофациальное моделирование по концепции связанности порового про-
странства, подобраны коэффициенты связанности (Sf), и уточнена зависимость определения проницаемости 
для каждой фации. 

Помимо определения фаций по керну, используя результаты литологической интерпретации по каротажу, 
фациальные зоны, ассоциации фаций по площади, сейсмические атрибуты (динамический анализ), удалось 
выполнить фациальную интерпретацию каротажных кривых (электрофации) и построить фациальные карты 
на каждый циклит в пределах крупного клиноциклита (пласта). Геологическая модель построена с учетом 
внутреннего строения пласта и фациального анализа, что позволило дифференцировать пласт на отдельные 
интервалы со своими зависимостями фильтрационно-емкостных свойств. 

Данный подход обеспечил лучшее соответствие гидродинамической модели реальному геологическому 
строению и заложил прогнозную основу для последующих целей бурения.

Ключевые слова: фациальный анализ, гиперпикнальный поток, ачимовские отложения, петрофациальный 
анализ, турбидитовые каналы, адаптация гидродинамической модели, геологическое моделирование, куб фаций, 
концепция связанности порового пространства
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Введение
специалисты различных дисциплин при выполнении 

одного проекта нередко работают обособленно друг 
от друга, особенно это касается анализа и изучения мате-
риалов прошлых лет. Такой подход не позволяет полно-
стью раскрыть прогнозный потенциал информации, полу-
ченной из разных источников. Для того, чтобы процесс 
получился синергичным, необходимо, во-первых, чтобы 
все работы выполнялись взаимоувязано, а во-вторых, 
должны быть подчинены единой идее. 

Первым этапом построения цифровой геологической 
модели является построение концептуальной седимен-
тологической модели, отражающей характеристику 
резервуаров, особенности которых обусловлены исто-
рией геологического развития и происходивших в нем 
процессов осадконакопления. Концептуальная геологи-
ческая модель – это представление о геологическом объ-
екте, которое должно быть в голове у геолога-модельера 
перед тем как начинать построения, это комплексная 
модель с учетом особенностей седиментологии, связи 
геологии с разработкой и гидродинамикой. 

На основе керновых данных седиментолог делает за-
ключение о фациальных условиях; используя керновые 
и сейсмические данные совместно со специалистами 
смежных дисциплин формирует концептуальную модель 
в виде карт, набора атрибутов, а также количественных 
характеристик прогнозируемых песчаных тел, которые 
впоследствии повлияют на оценку геологических запасов. 

Тесная взаимосвязь седиментолога и петрофизика 
позволяет провести фациальную дифференциацию 
петрофизических зависимостей, которые напрямую ис-
пользует геолог для построения кубов проницаемости 
и насыщенности. Только такой подход будет называться 
интегрированным или комплексным.

Целью данной работы являлось следующее: на основе 
фациального анализа, используя интегрированный подход 
к построению геологических моделей, показать этапность 
и важность проведения фациального анализа в связке со 
смежными дисциплинами – геологией, сейсмикой, петро-
физикой и гидродинамикой (на примере глубоководных 
отложений одного из месторождений Западной сибири). 

решаемые задачи: выполнить фациальную интерпре-
тацию керна и каротажных кривых (электрофациальный 
анализ); на основе выполненной интерпретации фаций 
построить петрофациальную модель с целью получе-
ния различных зависимостей Кпр–Кп для последующего 
построения 3D геологической и гидродинамической 
моделей. 

ОрИгИнальная статья 
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Материалы и методы
объектом исследования являлись отложения ачи-

мовской толщи нефтяного месторождения в пределах 
ноябрьского региона Западной сибири. Вся территория 
покрыта сейсмикой 3D, в 4-х скважинах отобран керн, 30 
скважин имеют полный комплекс ГИс.

основной исходной информацией для построения 
геологической модели являлись керн, результаты ис-
следования керна и геолого-геофизические данные. 
Фациальная интерпретация выполнялась по распиленно-
му керну скважин (с общим выносом 446 метров), равно-
мерно расположенных в пределах области построения. 
Детальное литолого-фациальное изучение позволило 
выделить основные фации в пределах отложений одного 
из пластов в интервале ачимовской толщи (Бородкин 
и др., 2011). Петрофациальная модель концепции свя-
занности порового пространства строилась с помощью 
данных, полученных по результатам лабораторных ис-
следований пористости и проницаемости по керну, изме-
ренным на 1455 образцах из различных фаций (Беляков, 
Мухидинов, 2015). 

Для распространения фаций по площади проводи-
лась фациальная интерпретация каротажных кривых 
в скважинах без керна. Внимание уделялось изменению 
тренда по разрезу песчанистости/глинистости, в основном 
на гамма-каротаже, а также интерпретации литологии, 
выполненной по комплексу геофизических исследований 
скважин (Аллен, Позаментьер, 2014). На этапе работы 
с сейсмическими данными выполнялись сейсмическая 
корреляция отражающих горизонтов, кинематический 
и динамический анализы в пределах куба 3D, общей пло-
щадью 852 км2. результаты интерпретации и динамиче-
ского анализа использованы при построении карт фаций. 

На этапе 3D геологического моделирования по резуль-
татам комплексного фациального анализа, результатом ко-
торого, в том числе, являются фациальные карты, строился 
куб фаций, на который будут опираться все последующие 
построения (Закревский, Нассонова, 2012; Букатов и др., 
2018). Детальная стратиграфическая корреляция позво-
лила при моделировании проследить тренд изменения 
песчанистости отдельно для каждого из выделенных 
циклитов. Для модели нефтенасыщенности в качестве 
основы использовалась зависимость водонасыщенности 
от проницаемости по концепции связанности порового 
пространства. 

На этапе построения гидродинамической модели, 
используя концептуальную фациальную геологическую 
основу, проведена адаптация скважин по накопленной 
добыче жидкости и стартовой обводненности. По резуль-
татам прогнозных расчетов даны рекомендации по выбору 
места заложения новой кустовой площадки, проведена 
оценка экономической рентабельности ее строительства 
(Вершинина и др., 2022). 

Методика построения 
геолого‑гидродинамической модели 
на основе фациального анализа

На основе концептуальной модели проводится 3D 
геологическое моделирование с учетом фациальной диф-
ференциации на всех основных этапах – создание модели 

литологии, фильтрационно-ёмкостных свойств (Фес) 
и насыщения. результатом моделирования становится мо-
дель, описывающая вертикальную и латеральную неодно-
родность моделируемого объекта на макро- (литология) 
и микроуровне (Фес) в межскважинном пространстве. 

В процессе адаптации гидродинамической модели 
возможен итерационный пересмотр петрофизических 
зависимостей и границ фациальных зон, характеризую-
щихся различными Фес, направленный на улучшение 
сходимости между модельными и фактическими по-
казателями работы скважин. результаты адаптации, вы-
полненные посредством корректировки петрофизической 
и геологической моделей с контролем на апостериорные 
данные, позволяют повысить точность прогнозных рас-
четов и принимать обоснованные решения по проектиро-
ванию и корректировке систем разработки.

основными этапами построения концептуальной 
модели, которая будет являться основой для построения 
3D геологической модели, являются работа с керновым 
материалом с интерпретацией фаций, петрофациальный 
анализ, работа с каротажными данными, сейсмофациаль-
ный анализ с построением фациальных карт.

Работа с керновым материалом с интерпретацией 
фаций. Прежде чем приступить к интерпретации керново-
го материала, важно понимать процессы, формирующие 
отложения, внимательно проанализировать все имеющи-
еся данные по палеогеографии региона и четко описать 
иерархию элементов описываемого объекта, а именно, 
представить классификацию фаций/макрофаций, по кото-
рой будут выделены составляющие системы. В силу того, 
что на сегодняшний день не существует утвержденной 
единой классификации фаций, мы выбираем ту, деталь-
ность и внутреннее содержание которой будет соответ-
ствовать цели проекта и наиболее полно сможет описать 
изучаемый объект (Конторович и др., 2014). 

В основе литофациального анализа лежит опреде-
ление условий формирования пород на базе основных 
диагностических признаков в керне с последующей ин-
терпретацией фаций. самым важным диагностическим 
признаком при описании пород с целью дальнейшего 
определения условий осадконакопления является тексту-
ра. Первичная текстура породы – слоистость, возникает 
одновременно с образованием самого осадка и целиком 
определяется механизмом его формирования, поэтому 
определив слоистость, мы можем наиболее точно подойти 
к определению условий формирования тех отложений, 
которым она присуща.

результатом работы седиментолога по изучению керна 
часто является седиментологическая колонка/кривая, ко-
торая отражает изменение гранулометрического состава 
и фациальный ряд по разрезу скважины. Для максимально 
эффективной интеграции результатов седиментологиче-
ского описания в процесс геологического моделирования, 
результаты работы будут представлены в виде дискретной 
диаграммы фаций. от классического представления седи-
ментологической колонки в графическом формате принято 
решение отказаться для сокращения трудо- и времязатрат.

Петрофациальный анализ. Идея привлечения пе-
трофизических параметров при проведении фациального 
анализа начала развиваться еще с 70-х годов прошлого 
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столетия и заключается в том, что при описании коллек-
торов было бы удобно ввести понятие фильтрационной 
ячейки (ФЯ), которая является неким дополнительным 
классификационным признаком, позволяющим уточнить 
фильтрационные характеристики пластов. В основе вы-
деления фильтрационной ячейки лежит классификаци-
онный параметр, позволяющий группировать по нему 
классы ФЯ в поле сопоставления коэффициентов абсо-
лютной проницаемости и пористости (Беляков, 2020; 
Генераленко, Беляков, 2024). Практическая ценность 
таких подходов заключается в возможности предсказать 
локализацию выделенных фильтрационных ячеек в объ-
еме залежи, что позволяет уточнять ее фильтрационные 
характеристики.

учитывая тот факт, что структурные характеристики 
(геометрические особенности) порового пространства 
существенно влияют на Фес горных пород, в данной 
работе применен подход, сформулированный в рамках 
концепции связанности порового пространства (КсПП) 
(Беляков, Мухидинов, 2015). Ключевое положение осно-
вано на том факте, что при одинаковом объеме пор прово-
дящие свойства для того или иного физического процесса 
протекания в поровом пространстве (электропроводность, 
диффузия, течение флюидов и т.д.) обусловлены наличием 
геометрической связанности между отдельными порами 
и размерами самих пор (или расстоянием между порами). 
связанность Sf (структурный фактор) является обобщаю-
щей характеристикой, зависящей от множества различных 
параметров, которые характеризуют геометрию прово-
дящего кластера (Беляков, 2021).

Величина Sf в концепции связанности порового про-
странства является определяющим параметром в петрофи-
зической модели абсолютной проницаемости, остаточной 
водонасыщенности и граничных значений Фес для вы-
деления коллекторов. Таким образом, петрофациальное 
моделирование в рамках КсПП сводится к кластеризации 
фаций в петрофациальные типы (петрофации) по близости 
параметра Sf.

Работа с каротажными данными. После того, как ра-
бота с керновыми данными закончена, переходят к анализу 
каротажных кривых – устанавливают положительные 
и отрицательные аномалии, анализируются кровельная, 
боковая, подошвенная линии аномалии. Выявляется гене-
зис покрывающих и подстилающих фаций. Подобно тому, 
как фациальные комплексы лучше отражают обстановки 
осадконакопления, чем отдельные фации, электрофаци-
альные комплексы также более информативны, чем от-
дельные фрагменты каротажной записи для конкретного 
песчаного тела (Аллен, Позаментьер, 2014). Например, 
песчаные отложения, характеризующиеся на каротажной 
кривой гамма-каротажа (ГК) как «блоковое» песчаное 
тело, заключенное между глинистыми отложениями, 
могут указывать на относительно глубоководную обста-
новку осадконакопления. В том случае, когда мы не име-
ем представления о выше и нижележащих отложениях, 
данное песчаное тело может быть проинтерпретировано 
как речные отложения, дельтовые рукава и эстуарии. 

Таким образом, кроме формы каротажной кривой 
(в данном случае гамма-каротажа), по которой анализиро-
вали тренд изменения зернистости по разрезу, в том числе 
руководствуются следующими принципами: 

– в скважине без керна, на той же глубине, вероятнее 
всего будет та же фация, что и в скважине с керном, наи-
более близко расположенной к ней (метод аналогии);

– при анализе кривой литологии по ГИс наиболее 
песчаный разрез будут иметь фации проксимальной 
части лопасти и турбидитового канала, переслаивание 
алевролитов и песчаников будет соответствовать фациям 
прирусловых валов, и медиальной части лопасти, глини-
стый состав будут иметь фации дистальной части лопасти 
и межлопастные отложения;

– в зависимости от того, в какой фациальной зоне 
расположена скважина, преимущество будет иметь, соот-
ветственно, турбидитовый канал, проксимальная или дис-
тальная часть лопасти;

– при контрастной сейсмической картине очень хоро-
шо видны «шнурковые» тела; в скважине, расположенной 
в зоне наличия «шнурков» и имеющей песчаный состав 
по разрезу, скорее всего, будет выделена фация турбиди-
тового канала, при соблюдении всех описанных выше 
принципов.

Сейсмофациальный анализ с построением фациаль-
ных карт. Для того, чтобы построить фациальные карты 
и заложить их в геологическую модель, необходимо про-
анализировать результаты динамического анализа сейсми-
ческих данных. результаты сейсмофациального анализа 
можно использовать в качестве основы для создания 
концептуальной модели, трендов для построения кубов 
фаций и основы для прогноза фильтрационно-емкостных 
свойств (ольнева, 2017). 

На этапе сейсмофациального анализа с целью постро-
ения фациальных карт очень важно понимать, что искать, 
и в каком именно интервале. В данном случае работа 
сейсмика, в том числе, заключается в подборе параметров 
визуализации, которые бы в полной мере соответствовали 
представлению седиментолога об объекте, который он вы-
делил по керну и ГИс.

Для оконтуривания конусов выноса и зон развития 
турбидитовых каналов использовался совместный анализ 
палеорельефа, карт общих толщин и атрибутный ана-
лиз (спектральная декомпозиция RGB суммирования). 
Применение спектральной декомпозиции позволяет 
проследить фациальную изменчивость за счет выделения 
доминантных частот. 

результаты
Первоначально турбидиты рассматривались как глу-

боководные морские отложения, связанные с гравита-
ционным обрушением обломочного материала, скопив-
шегося вблизи континентального склона. В последнее 
время появляется все больше свидетельств того, что реки 
во время половодья напрямую доставляют осадочный 
материал во внутренний бассейн через гиперпикнальные 
потоки (рис. 1). По сути, внебассейновый мутьевой по-
ток возникает, когда речная система выносит смесь воды 
и обломочного материала, имеющих плотность намного 
больше, чем у приемного бассейна (Zavala, Arcuri, 2016). 

Поскольку внебассейновые мутьевые течения воз-
никают из речных источников, они несут с собой при-
месь органических и неорганических континентальных 
компонентов (например, различный по размеру углистый 
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детрит). следовательно, отличительным критерием 
для распознавания внебассейновых турбидитов является 
наличие в отложениях растительных остатков, листьев 
и стволов, отложенных в более отдаленной части бас-
сейна. Породы, изучаемые в рамках настоящей работы, 
образовались в результате выноса гиперпикнальными 
потоками и представляют собой отложения лопастей 
у подножия склона. 

Изучение основных диагностических признаков в кер-
не, таких как структурно-текстурные особенности, контак-
ты слоев, включения, в процессе седиментологического 
описания керна позволили выделить по керну 7 фаций. 
На рисунке 2 представлены основные фации коллекторов. 

Фация 1 турбидитовый канал
отложения высокоплотных песчаных турбидитовых 

течений формируют отложения, представленные тонко-
мелкозернистым песчаником, в основном массивной 
текстуры, участками с многочисленными горизонтами 
глинистых интракластов различного размера (рис. 2а). 
Толщина отложений, в среднем, составляет 4–10 м. 
Песчаники с явно выраженной эрозионной подошвой. 

Фация 2 Проксимальная часть турбидитовой 
лопасти

отложения фации представлены тонко-мелкозерни-
стыми песчаниками, со слабо выраженной горизонталь-
ной слоистостью, а также мелкой косой слойчатостью вос-
ходящей ряби течения, подчеркнутой углисто-глинистым 
материалом и мелким детритом. Формирование тонких 
прослоев горизонтальнослойчатых и мелкокосослойчатых 
песчаников происходило в условиях более медленной 
скорости седиментации (рис. 2б). 

Фация 3 Медиальная часть турбидитовой лопасти
отложения фации представлены песчаником тонко-

мелкозернистым с частыми маломощными (не более 
5–10 см) прослоями глинистых алевролитов. Песчаники 
с мелкой косой слойчатостью ряби течения, реже массив-
ные (рис. 2в). В условиях накопления медиальной части 
лопасти динамика турбидитовых течений, а значит и их 
эрозионный потенциал, были менее сильными, чем в об-
ласти проксимальной части лопасти.

Фация 4 Дистальная часть турбидитовой лопасти
отложения фации представлены мелкозернистыми 

глинистыми тонкогоризонтальнослоистыми алевроли-
тами с прослоями песчаников тонкозернистых с мелкой 
косой слойчатостью ряби течения и прослоев горизонталь-
нослойчатых алевролитов с градационной слоистостью. 
отложение алевритоглинистых осадков происходило 
в условиях фоновой седиментации.

Фация 5 Проксимальная часть прируслового вала
Преимущественно песчаные отложения фации пред-

ставлены чередованием прослоев линзовиднослоистых 
и градационнослоистых глинистых алевролитов и песча-
ников горизонтально-мелкокосослойчатых и массивных, 
содержащих обломки обугленной древесины и детрита 
различного размера (рис. 2г). Накопление подводных 
прирусловых валов генетически связано с турбидитовыми 
каналами.

Фация 6 Дистальная часть прируслового вала
существенно глинистые отложения фации ассоцииру-

ют в разрезе с более песчаными породами проксимальной 
части прируслового вала, отложение которых связано 
с низкоплотными тонкозернистыми турбидитовыми 
течениями, связанными с переливом из турбидитового 
канала. Преимущественно глинистый состав отложений 
фации свидетельствует об их накоплении в удаленных 
от турбидитового канала участках дна бассейна.

Фация 7 Межлопастные отложения
отложения фации имеют преимущественно алеври-

то-глинистый состав и сложены слоями градационных 
горизонтально- и мелкокосослойчатых алевролитов и ар-
гиллитов. среди глинистых алевролитов присутствуют 

Рис. 1. Основные характеристики гиперпикнального потока и отложения, по (Zavala et al., 2011) с изменениями

Рис. 2. Фотографии керна в дневном свете. Длина каждого 
образца 30 см. Характерные фотографии, отражающие ос-
новные структурно-текстурные особенности для фаций: а) 
песчаник мелкозернистый массивный фации турбидитового 
канала; б) песчаник тонко-мелкозернистый с мелкой косой 
слоистостью фации проксимальной части лопасти; в) пес-
чаник мелко-тонкозернистый с мелкой косой, косо-волнистой 
слоистостью, текстурами нагрузки фации медиальной части 
лопасти; г) чередование слоев песчаника тонкозернистого 
и алевролита глинистого с текстурами деформаций и включе-
ниями углефицированного детрита различного размера фации 
проксимальной части прируслового вала
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единичные тонкие (1–2 см) слои мелкокосослойчатых 
песчаников.

Гранулометрическую кривую с раскраской по фаци-
ям (аналог седиментологической колонки) для данной 
работы оформляли в программном обеспечении, которое 
в последующем будем использовать при построении 3D 
геологической модели. Пример визуализации седименто-
логической колонки будет показан ниже.

На рисунке 3а показана зависимость коэффициента 
пористости от коэффициента проницаемости в зависи-
мости от фаций, которые были первоначально выделены 
на полноразмерном керне. 

Анализируя график, отмечаем следующую тен-
денцию: точки фаций дистальной (4), медиальной (3) 
и проксимальной (2) частей лопасти ложатся в единую 

зависимость, а также наблюдается отдельное «облако 
точек» с повышенной проницаемостью, представленное 
образцами из фации турбидитового канала (1). При более 
детальном рассмотрении каждого образца на принадлеж-
ность к той или иной фации, график «пористость – про-
ницаемость» существенно разделился на два самостоя-
тельных тренда (рис. 3б).

По результатам разделения образцов керна по при-
надлежности к той или иной фации проведено петрофа-
циальное моделирование, подобраны коэффициенты свя-
занности (Sf) для каждой фации, и уточнена зависимость 
определения проницаемости для каждой фации (рис. 4). 
Sf = 3 соответствует фации турбидитовых каналов, Sf = 4 
соответствует фациям турбидитовой лопасти.

В результате анализа керновых данных, используя 
интерпретацию литологии по каротажу, фациальные 
зоны, ассоциации фаций по площади, сейсмические 
атрибуты (динамический анализ), был выполнен этап 
интерпретации фаций по ГИс и поциклитная корреляция 
разреза. Визуализация фаций по каротажу представлена 
на рисунке 5.

Качество сейсмического материала и выполненный 
фациальный анализ по скважинам позволил не только 
оконтурить турбидитовые лопасти, но и выделить ус-
ловные фациальные зоны А, В и с, каждая из которой 
характеризуется своим набором фаций (рис. 6).

Фациальная зона А – это комплекс отложений пре-
имущественно питающих (турбидитовых) каналов. 
На сейсмических разрезах по данным 3D съемки основ-
ные питающие каналы достаточно хорошо выражены. 

Фациальная зона В – зона развития относительно круп-
ных распределительных турбидитовых каналов, ответ-
вляющихся от основного русла и ассоциирующих с ними 
лопастей. распределительные каналы имеют разную сте-
пень извилистости, местами являются меандрирующими. 

Фациальная зона с состоит преимущественно из тур-
бидитовых лопастей в дистальной части подводного ко-
нуса выноса. отложения имеют существенно песчаный 
состав в проксимальной части, расположенной вблизи 
устьев распределительных каналов фациальной зоны В, 
в западном направлении количество и толщина алеври-
тоглинистых прослоев увеличиваются. 

По результатам создания концептуальной модели 
сделаны основные выводы:

Рис. 3. Зависимости Кп–Кпр от фаций: а) петрофациальная 
модель до совместной работы в связке седиментолог-
петрофизик; б) петрофациальная модель в результате 
пересмотра фаций

Рис. 4. Зависимость проницаемости от коэффициента пори-
стости, условные обозначения см. на рис. 3
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1. В интервале целевого пласта выделяется четыре 
циклита: верхний – трансгрессивный, и три регрессив-
ных. В момент смены трансгрессивного режима на ре-
грессивный, материал с «шельфовой» части пласта на-
чинает поступать в глубоководную «ачимовскую» часть. 
По мере понижения уровня моря всё большее количество 
осадочного материала накапливается в склоновой части 

и материал постепенно заполняет доступное аккомо-
дационное пространство, и выражается в модели тем, 
что каждый вышележащий слой занимает чуть большую 
площадь, по сравнению с нижележащим.

2. Коллектор в разрезе целевого пласта представлен от-
ложениями двух основных фаций – турбидитовые каналы 
и проксимальная часть лопасти. Морфология осадочных 

Рис. 5. Пример корреляционного профиля через скважины. Черные линии – границы клиноциклита (поверхности максимального за-
топления), синие – внутреннее деление (парасеквенции). В колонке «ФАЦИИ» вынесена фациальная кривая (седиментологическая 
колонка), учитывающая гранулометрический тренд

Рис. 6. Фациальные карты, построенные на каждый циклит внутри пласта: а) верхний циклит (трансгрессивный) 4; б) Циклит 3; 
в) Циклит 2; г) Циклит нижний 1. Красные пунктирные линии условно отделяют зоны: А – турбидитовые каналы, рассекающие 
прирусловые валы и подножие подводного склона; В – зона развития турбидитовых каналов и проксимальных лопастей; С – зона 
разгрузки турбидитовых каналов, преимущественно мелких (терминальных), представлена маломощными песчаными отложениями 
краевых частей лопастей
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тел, формируемых каждой из перечисленных фаций, су-
щественно отличается, как по степени пространственной 
анизотропии, так и по абсолютным значениям латераль-
ных и вертикальных размеров. 

3. Наблюдается дифференциация петрофизических 
зависимостей – для фаций лопастей (суммарно прокси-
мальная и дистальная части) и турбидитовых каналов 
определены отдельные регрессионные зависимости коэф-
фициента проницаемости от коэффициента пористости.

Исходя из выявленных особенностей геологического 
строения объекта моделирования, проведена адаптация 
стандартного графа создания 3D ГМ, направленная 
как на подбор оптимальных алгоритмов моделирования, 
так и их настроек.

результаты детальной стратиграфической корреляции 
учтены на этапе создания трехмерной сетки. Каждый 
выделенный циклит представлен отдельной зоной сет-
ки. Для регрессивных циклов выбран параллельный 
тип вертикального строения с нарезкой слоев от кровли 
цикла, для трансгрессивных – параллельный, с нарезкой 
от подошвы. Выбранные геометрические характеристики 
трехмерной сетки окажут существенное влияние на мо-
делирование фильтрации флюидов в межскважинном 
пространстве – скважины, находящиеся на востоке лицен-
зионного участка, вскрывают большую эффективную тол-
щину, по сравнению со скважинами на западе, но при этом 
нижняя часть разреза каждого циклита у восточных сква-
жин не коррелируется с западными скважинами. 

На этапе создания литофациальной модели (ЛФМ) 
в объеме трехмерной сетки восстановлены границы 
четырех фациальных зон (рис. 7): зона развития пре-
имущественно фации песчаников турбидитовых каналов, 
зона отложений проксимальных частей лопастей, зона 
алевритоглинистых отложений дистальных частей лопа-
стей, зона отложений прирусловых валов. Данные зоны 
были выделены на основе скважинных и сейсмических 
данных. Для каждой зоны при моделировании использо-
ван индивидуальный вертикальный тренд – геолого-ста-
тистический разрез (Гср) фаций. 

Дальнейшее моделирование свойств – литологии 
и пористости – проведено дифференцировано по фаци-
альным зонам, с учетом результатов, полученных на этапе 
создании модели фации. Для каждой из фациальных зон 
определен собственный набор латеральных и верти-
кальных трендов, процентное соотношение литотипов, 
характеристики распределения пористости (мин, мак 
и среднее), ранги вариограмм (определены исходя из раз-
меров осадочных тел). результаты создания модели лито-
логии представлены на рисунке 8.

Дифференцированное моделирование пористости 
по циклитам позволило восстановить в модели существен-
ную неоднородность Фес по разрезу, а именно ухудшение 
пористости и проницаемости вверх по разрезу. Коллектора 
нижнего циклита характеризуются максимальными значе-
ниями Фес в интервале пласта – 0,2 долей единиц (д.е.), 
пористость пород второго и третьего циклита снижается 
до 0,18 д.е., верхний (трансгрессивный) циклит харак-
теризуется минимальными значениями Фес – среднее 
значение снижается до 0,16 д.е.

расчет проницаемости проведен в модели по петрофи-
зическим зависимостям, дифференцированно по фациям 
турбидитового канала и лопастей. Модель нефтенасы-
щенности построена с использованием капиллярометри-
ческих исследований керна по концепции связанности 
порового пространства.

Необходимо отметить, что предыдущая итерация 
геологической модели не отражала в полной мере верти-
кальную и латеральную неоднородность моделируемого 
объекта на макро- (литология) и микроуровне (Фес) 
в межскважинном пространстве. Как результат, на стар-
те адаптации наблюдалось существенное расхождение 
между модельными и фактическими показателями по на-
копленной добыче жидкости и стартовой обводненности 
(рис. 9). 

Адаптация ГДМ в данном случае проводится путем 
существенной локальной модификации геологических 
характеристик объекта моделирования в районе сква-
жин. При этом прогнозные показатели, определяемые 

Рис. 7. Пример построенного куба фаций Рис. 8. Пример построенного куба коллектора
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неоднородностью межскважинного пространства, харак-
теризуются низкой степенью достоверности (Антипин, 
2017; Гималетдинова и др., 2011). решения по коррек-
тировке системы разработки, принимаемые на основе 
данных расчетов, несут в себе существенные риски. 

Версия геологической модели, представленная в дан-
ной работе, позволяет провести адаптацию гидродинами-
ческой модели (ГДМ) на фактические показатели работы 
скважин без использования локальных правок в р-не 
скважин. Как видно из графика динамики дебита нефти 
и жидкости (рис. 10), наблюдается удовлетворительная 
сходимость модельных и фактических показателей, 
соответствующая регламенту создания постоянно дей-
ствующих геолого-технологических моделей (Морозов 

и др., 2023). По результатам адаптации ГДМ проведены 
прогнозные расчеты, которые позволили выбрать оп-
тимальное положение проектной кустовой площадки. 
Планируется бурение одиннадцати горизонтальных сква-
жин с многостадийным гидроразрывом пласта. 

Экономическая оценка прогнозных расчетов по резуль-
татам построения гидродинамических моделей показала, 
что вариант с детальной проработкой геологической 
основы с учетом фациальной модели характеризуется 
более высокими показателями рентабельности. Бурение 
проектных скважин запланировано на начало 2025 года. 

Заключение
статья посвящена методике построения геологических 

моделей на основе комплексного фациального анализа 
на примере ачимовских отложений Западной сибири. 
Показана этапность работ и интегрированный подход 
к получению детальной фациальной модели и ее вклад 
в итоговую гидродинамическую модель с высокими по-
казателями рентабельности.

Для получения интегрированной модели были ис-
пользованы результаты лабораторных исследований керна 
с замеренными фильтрационно-емкостными свойствами, 
результаты фациальной интерпретации керна, анализа 
скважинных данных и сейсмофациального анализа. 

совместная работа специалистов седиментолога 
и петрофизика дала возможность построить петрофа-
циальную модель по концепции связанности порового 
пространства (Беляков, 2020), учитывая условия седи-
ментации, подобрать коэффициенты связанности (Sf) 
и уточнить зависимость определения проницаемости 
для каждой фации. 

При взаимодействии седиментолога и сейсмика по-
строены концептуальные модели (фациальные карты) 
для каждого из четырех циклитов в пределах пласта, 
которые легли в основу построения куба фаций в цифро-
вую геологическую модель. В результате построения 3D 
геологической модели удалось учесть разные свойства 
пласта для каждой фациальной зоны и уточнить началь-
ные геологические запасы.

По результатам адаптации гидродинамической моде-
ли проведены прогнозные расчеты, которые позволили 

Рис. 10. Сопоставление суммарного дебита факт – расчет

Рис. 9. Кросс-плот по модельным и фактическим показателям 
стартовой обводненности (а, б) и накопленной добыче жид-
кости (в, г)
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выбрать оптимальное положение проектной кустовой 
площадки (Забоева и др., 2020).

В результате проделанной работы показана важность 
участия смежных дисциплин на каждом этапе построения 
геолого-гидродинамической модели и необходимость про-
ведения фациального анализа на примере глубоководных 
отложений. 
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abstract. Using an integrated approach, 3D geological and 
hydrodynamic models were built using the results of facies analysis. 
A sedimentological description of the core was carried out with the 
interpretation of facies, the formation of which occurred in relatively 
deep-water sedimentation conditions of the Achimov strata and 7 
facies were identified. Based on the results of the facies interpretation 
of the core, petrofacial modeling were performed according to the 
concept of pore space connectivity, connectivity coefficients (Sf) 
were selected and the dependence of the permeability determination 
for each facies was clarified.

In addition to determining facies by core, using the interpretation 
of lithology by logging, facies zones (A, B, C), associations of facies 
by area, seismic attributes (dynamic analysis), it was possible to 
perform a facies interpretation of logging curves (electrophations) 
and build facies maps for each cyclite within a large clinocyclite 
(formation). The geological model was built taking into account the 
internal structure of the formation and facies analysis, which made 
it possible to differentiate the formation into separate intervals with 
their dependences of filtration and capacitance properties.

This approach provided a better match of the model to the real 
geological structure and laid the predictive basis for subsequent 
drilling purposes.

Keywords: facies analysis, hyperpicnal flow, Achimov 
deposits, petrofacial analysis, turbidite channels, adaptation of the 
hydrodynamic model, geological modeling, facies cube, the concept 
of pore space connectivity
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Создание секвенс-стратиграфической модели 
с целью уточнения геологического строения прибрежно-

континентальных отложений танопчинской свиты

Е.А. Потапова1*, Р.Р. Шакиров1, А.А. Евдощук1, Т.В. Леванюк1, О.С. Леонтьева2
1ООО «НОВАТЭК НТЦ», Тюмень, Россия

2ОАО «Ямал СПГ», Москва, Россия

В работе построена секвенс-стратиграфическая модель пластов прибрежно-континентального генезиса 
танопчинской свиты с целью установления закономерностей распределения коллекторских свойств, уточнения 
геометрии песчаных тел, а также выявления основных зон концентрации углеводородов в пределах изучаемых 
отложений. Дано обоснование системного подхода к скважинной корреляции, что легло в основу создания 
модели меловых отложений, обладающей высокой прогностической способностью. Проанализированы регио-
нальные особенности строения танопчинской свиты крупного месторождения в Ямало-Ненецком автономном 
округе российской Федерации, выполнен анализ данных керна и ГИс по 64 поисково-разведочным скважинам, 
224 скважинам эксплуатационного фонда в пластах ТП1–ТП26, сформулирован алгоритм построения секвенс-
стратиграфической модели, учитывающей особенности седиментации, выявлены особенности формирования 
песчаных тел для всего мелового разреза. В результате анализа выполнена корреляция всех скважин в интервале 
танопчинской свиты (пласты ТП1–ТП26) с определением фациальных обстановок и основных поверхностей смены 
режима осадконакопления (поверхности затопления, эрозионных врезов, трансгрессивных поверхностей). с уче-
том корреляции пластов по всему скважинному фонду построен геостатистический разрез и выделены секвенс-
стратиграфические подразделения, характеризующие пласты танопчинской свиты. секвенс-стратиграфическая 
1D-модель по скважинам проанализирована на предмет основных зон накопления углеводородов с учетом 
открытых залежей, сформулированы закономерности их размещения по разрезу.

Ключевые слова: секвенс-стратиграфия, прибрежно-континентальные отложения, танопчинская свита, 
системный подход
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Введение
Танопчинская свита формировалась в прибрежно-

континентальных условиях и обладает сложным геологи-
ческим строением. К особенностям такого типа разреза 
относятся латеральная неоднородность, прослои углей, 
гидродинамическая несвязность песчаных тел, а также 
отсутствие уверенных реперных границ по данным 
сейсморазведочных работ и геофизических исследований 
скважин. отложения сформированы в баррем-аптское 
время и достигают мощности 1000 м в пределах изучаемой 
территории крупного месторождения в Ямало-Ненецком 
автономном округе (ЯНАо) российской Федерации. 
Танопчинская свита является одним из главных резер-
вуаров для добычи углеводородов на севере Западной 
сибири. Точность оценки запасов и ресурсов, выбор 
способа разработки открытых месторождений напрямую 
зависят от достоверности построенных геологических мо-
делей, поэтому крайне важно использовать современные 

методы и подходы к изучению особенностей разреза, 
прогнозу коллекторских свойств и геометризации ловушек 
углеводородов.

Для восстановления геологической истории формиро-
вания отложений применим метод секвенс-стратиграфии 
(Catuneanu, 2006; Posamentier, Vail, 1988; Plint, Nummedal, 
2000). Для уточнения геологического строения танопчин-
ской свиты предлагается использовать основные положе-
ния этого метода, таким образом, восстановить историю 
формирования геологического разреза и сформулировать 
закономерности образования ловушек углеводородов, 
характерные для пластов прибрежно-континентального 
генезиса.

секвенс-стратиграфические подразделения описыва-
ются в дополнении к стратиграфическому кодексу россии 
(Жамойда и др., 2000), как специальные стратиграфиче-
ские подразделения, которые применяются для страти-
графического анализа осадочного выполнения бассейнов. 
Авторами дополнений к стратиграфическому кодексу 
(Жамойда и др., 2000) отмечается высокая ценность ме-
тода секвенс-стратиграфии, заключающегося в высокой 
прогностической способности обнаружения коллектора.

Ключевыми работами для описания секвенс-стра-
тиграфического метода прибрежно-континентальных 
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отложений можно считать зарубежные работы 90-х годов 
XX в. (Wright, Marriott, 1993; Shanley, McCabe, 1994; 
Gibling, Bird, 1994; Miall, 2010). В монографии (Miall, 
2010) собраны и обобщены данные, свидетельствующие 
о высокой степени изученности этого вопроса. Во всех 
этих трудах секвенсы представляют собой вертикальные 
последовательности трех системных трактов: LST (тракт 
падения уровня моря), TS (трансгрессия) и HST (тракт 
высокого стояния уровня моря).

В статье (Лебедев и др., 2024) приведен пример ис-
пользования секвенс-стратиграфии для моделирования 
геологического строения верхней части танопчинской 
свиты Минховского месторождения, расположенного 
на севере Западной сибири. Авторы отмечают возмож-
ность использования границ секвенсов, выделенных 
в скважинах, при дальнейшем изучении методом инвер-
сии волнового поля клиноформных отложений. В работе 
(Храмцова и др., 2022) отмечена важность выполнения 
секвенс-стратиграфического анализа для планирования 
разработки пласта в связи с высокой прогностической 
способностью итоговой модели.

Анализ опубликованных работ, результаты, получен-
ные в ходе изучения данных на территории исследования, 
позволили построить секвенс-стратиграфическую модель 
танопчинской свиты крупного месторождения в ЯНАо. 
На базе этой модели сформулирован алгоритм построе-
ния секвенс-стратиграфической модели, учитывающей 

особенности седиментации, закономерности размещения 
залежей углеводородов по разрезу.

Предложенная нами детальная секвенс-стратиграфи-
ческая модель формирования прибрежно-континенталь-
ных отложений (рис. 1) является частью системы секвенса 
клиноформных отложений, детально описанных в работах 
основоположников теории секвенсной стратиграфии 
(Catuneanu, 2006; Posamentier, Vail, 1988; Plint, Nummedal, 
2000). Модель включает в себя все основные элементы 
системы секвенса (табл. 1) и отражает последовательность 
седиментации. 

Заметим, что для прибрежно-континентальных отло-
жений характерно отсутствие системного тракта FSST, 
в это время на территории развивается обширная субэ-
аральная эрозия, идет образование врезов, что приводит 
в последующем к заполнению их отложениями системно-
го тракта LST и стратиграфическому несогласию.

Перечислим основные положения, применяемые 
при построении модели (рис. 2):

1. для разделения на системные тракты используются 
поверхности MFS и SU/SB;

2. для разделения на пласты используются поверх-
ности MFS, SB/SU и TS;

3. системный тракт LST может выпадать из разреза 
скважин (в присклоновой части формируется 
полный разрез, в континентальной части только 
заполнение врезов);

Рис. 1. Детальная секвенс-стратиграфическая модель формирования прибрежно-континентальных отложений: А – по данным 
(Catuneanu, 2006); Б – наша модель
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4. поверхность SU есть всегда между системными 
трактами TST и HST (кровля HST);

5. в прибрежно-континентальной части, расположен-
ной на отдалении от склоновой части, системный 
тракт TST формирует побережье (соответствует 
опесчаниванию региональных глинистых пачек)

Материалы и методы 
Танопчинская свита согласно стратиграфическим 

схемам (решение 6-го Межведомственного стратигра-
фического совещания…, 2004) сформирована в баррем-
аптское время. Территориально район изучения относится 
к Ямало-Гыданскому (берриас – ранний апт) и Полуйско-
Ямало-Гыданскому (поздний апт) фациальным районам. 
Локально для территории характерно развитие глини-
стых пачек, которые могут быть уверенно прослежены 
по сейсмическим и скважинным данным: нейтинская, 
нижнеалымская, тамбейская (рис. 3). Глинистые пачки 
перекрывают песчаные отложения пластов ТП1–ТП13, 
ТП14–ТП17, ТП18–ТП19, ТП20–ТП23, ТП24–ТП26.

Для детального изучения геологических особенностей 
отложений выполнен фациальный анализ керна (870 м 
в 3 скважинах). На основе этих данных в 288 скважинах 
выполнена интерпретация данных ГИс (геофизических 
исследований скважин) с выделением фациальных 
обстановок. 

На рис. 4 приведен пример типового разреза прибреж-
но-континентальных отложений и алгоритм принятия 
решений при выделении фаций.

При анализе керна удалось установить значимые 
секвенс-стратиграфические границы: трансгрессивная 
поверхность, субаэральная эрозия и поверхность мак-
симального затопления. На рис. 5 приведены примеры 
выделенных границ в керне скважины. с помощью этих 
границ достоверно установлены секвенс-стратиграфиче-
ские подразделения, которые транслированы на все сква-
жины с помощью дерева решения прогноза фациальных 
ассоциаций по ГИс. После уточнения границ основных 

поверхностей в керне выполнена поскважинная корре-
ляция по выбранному алгоритму построения секвенсной 
модели согласно рис. 2 с учетом следующих особенностей 
по данным ГИс:

– поверхность MFS связана с максимальным зато-
плением, что хорошо коррелируется по максимальному 
значению гамма-каротажа (ГК), каротажу потенциала 
собственной поляризации (Пс) и нейтронному каротажу; 

– поверхность TS – следующий наиболее выдержан-
ный маркер – соответствует повышению глинистости 
на кривых ГК;

– поверхность SB – подошва врезанной долины 
или комплекса речных каналов – соответствует резкой 
горизонтальной линии на кривых ГК и Пс с понижением 
значений;

– поверхность SU – коррелятивная поверхность SB 
в районах отсутствия врезов.

На рис. 6 приведен пример схемы корреляции с выде-
ленными границами пластов, основными поверхностями 
и системными трактами секвенс-стратиграфической 
модели. 

В теории секвенс-стратиграфии выделенные пласты – 
это фациальные серии с повторяющимся набором фаци-
альных ассоциаций, определенных на керне (Лебедев, 
2018). Группа пластов, заключенная между поверх-
ностями SU/SB и MFS, TS, будет являться системным 
трактом, полный набор системных трактов TST, LST, 
HST – одним секвенсом (между поверхностями MFS). 
При этом стоит отметить, что секвенсы имеют разный 
порядок, выделенные по скважинам в нашей работе 
можно отнести к III порядку. По данным (Лебедев и др., 
2023), где систематизированы работы других авторов 
(Miall, 2010; Catuneanu, 2019), клиноформы нижнего 
мела как геологические тела, ограниченные кровлями 
маркирующих глинистых пачек, аналогичны секвенсам 
III порядка. 

В настоящей работе выделенные секвенсы в при-
брежно-континентальной части клиноформы хорошо 

Рис. 2. Последовательности системных трактов по (Posamentier, Allen, 1999) с дополнениями

Табл. 1. Основные сокращения, используемые для обозначения границ и системных трактов

HST (Highstand systems tract)  Системный тракт высокого стояния уровня моря 
FSST (Falling-stage systems tract) Системный тракт падения уровня моря 
LST (Lowstand systems tract) Системный тракт низкого стояния уровня моря 
TST (Transgressive system tract) Трансгрессивный системный тракт 
MFS (Maximum flooding surface) Поверхность максимального затопления 
SU (Subaerial unconformity) Поверхность субаэральной эрозии 
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сопоставляются с группами пластов, залегающих между 
глинистыми пачками, что подтверждает наши выводы 
(рис. 3). секвенсы III порядка в данном случае сопостав-
ляются с разрешающей способностью сейсморазведки, 

что является определяющем в геологическом модели-
ровании, так как позволит перейти к построению 2D- 
и 3D-моделей с использованием данных в межскважин-
ном пространстве.

Рис. 3. Стратификация разреза

Рис. 4. Дерево решения прогноза фациальных ассоциаций по ГИС
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Рис. 5. Интерпретация секвенс-стратиграфических границ 
по данным керна

Рис. 6. Интерпретация секвенс-стратиграфических границ по данным скважин

Обсуждение результатов
На основании прослеженных границ пластов по дан-

ным скважин сформирован геостатистический разрез, 
отражающий опесчанивание разреза, а также долю газо-
насыщенных толщин для каждого пласта в целом по всему 
месторождению. Эти данные сопоставлены с границами 
выделенных системных трактов и секвенсов (рис. 7). 

Нижние пласты ТП25–ТП26 соответствуют подтамбей-
скому резервуару, сформированному между арктической 
и тамбейской пачками глин (К1b). На момент завершения 
формирования подтамбейского резервуара на территории 
месторождения существовала обстановка осадконакопле-
ния дельтовой равнины. основной источник сноса рас-
положен на юго-востоке, направление транспортировки 
материала северо-западное. согласно секвенс-стратигра-
фическому анализу подтамбейский резервуар сформиро-
ван в один цикл, максимальная поверхность затопления 
соответствует кровле пласта ТП25.

На момент завершения формирования тамбейского 
резервуара на территории месторождения преобладали ус-
ловия прибрежной равнины, временами заливавшейся мо-
рем с флювиальными и приливными дельтами. основной 
источник сноса расположен на юго-востоке, направление 
транспортировки материала северо-западное. согласно 
секвенс-стратиграфическому анализу поверхность мак-
симального затопления соответствует кровле пласта ТП17. 
Пласты ТП21–ТП23 сформированы с влиянием врезанных 
долин системного тракта LST. Песчаные отложения пред-
ставлены дельтовыми распределительными каналами. 
Тип отложений зависит от существующей палеогеогра-
фической обстановки на момент формирования пластов 
и преобладающего воздействия процессов (волновых 
либо русловых).

На момент завершения формирования викуловского 
резервуара фациальная обстановка соответствовала 
условиям осадконакопления прибрежной равнины, вре-
менами заливавшейся морем. основной источник сноса 
расположен на юго-востоке и северо-востоке, направле-
ние транспортировки материала северо-западное и за-
падное. согласно секвенс-стратиграфическому анализу 
викуловский резервуар сформирован в четыре крупных 
цикла, выделено четыре поверхности затопления, между 
которыми фиксируются отложения высокого и низкого 
стояния уровня моря.

Пласты ТП14–ТП15, ТП11–ТП12, ТП5–ТП9 и ТП2–ТП3 
сформированы с влиянием врезанных долин системного 
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Рис. 7. Секвенс-стратиграфическая модель танопчинской свиты (секвенсы III и IV порядка)

тракта LST. Песчаные отложения представлены руслами 
с влиянием приливно-отливных процессов. 

На основе полученной секвенс-стратиграфической 
1D-модели сделаны следующие выводы:

• верхнемеловой интервал танопчинской свиты сфор-
мирован в шесть крупных циклов;

• основные зоны нефтегазонакопления находятся 
вблизи трансгрессивных поверхностей, что объясняется 
наличием хорошей покрышки;

• наиболее мощные коллектора соответствуют отло-
жениям эрозионных врезанных долин системного тракта 
LST в связи с высокой динамикой осадконакопления, 
согласно циклической модели на изучаемой территории 
приурочены к пластам ТП21–ТП23, ТП14–ТП15, ТП11–ТП12, 
ТП4–ТП5, ТП2;

• врезанные долины могут пересекать согласные гра-
ницы отложений HST, образуя единый резервуар, что не-
обходимо учитывать при моделировании.

Заключение
В рамках настоящей работы нами: 
• дан анализ опубликованных работ, выбраны подходя-

щие методики и выполнена адаптация их к исследуемому 
фактическому материалу;

• исследованы региональные особенности строения 
танопчинской свиты крупного месторождения в ЯНАо, 
стратификация разреза; 

• проведен анализ данных керна и ГИс по 64 поисково-
разведочным скважинам, 224 скважинам эксплуатацион-
ного фонда в пластах ТП1–ТП26;

• сформулирован алгоритм построения секвенс-
стратиграфической модели, учитывающей особенности 
седиментации, выявлены особенности формирования 
песчаных тел для всего мелового разреза.

• выполнена корреляция всех скважин в интервале 
танопчинской свиты (пласты ТП1–ТП26) с определением 
фациальных обстановок и основных поверхностей смены 
режима осадконакопления (поверхности затопления, эро-
зионных врезов, трансгрессивных поверхностей); 

• с учетом корреляции пластов по всему скважинному 
фонду построен геостатистический разрез и выделены 
секвенс-стратиграфические подразделения, характери-
зующие пласты танопчинской свиты; 

• секвенс-стратиграфическая 1D-модель по скважинам 
проанализирована на предмет основных зон накопления 
углеводородов с учетом открытых залежей, сформулиро-
ваны закономерности их размещения по разрезу.
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Таким образом, на основе анализа всех исходных 
данных можно сделать несколько основных выводов. 
Использование секвенс-стратиграфического подхода 
к корреляции пластов обеспечивает систематизирован-
ное выделение основных зон нефтегазонакопления. 
объединение генетически связанных слоев в единый 
пласт позволяет достоверно прогнозировать распростра-
нение песчаных тел при дальнейшем моделировании 
пласта. Границы выделенных секвенсов тождественны 
региональным глинистым пачкам, что позволяет кор-
ректно выполнять увязку с сейсмическими данными. 
Прослеживание отражающих горизонтов с одновремен-
ным выделением всех элементов секвенса повышает каче-
ство итоговой модели, поскольку все стратиграфические 
особенности формирования пластов учитываются на этапе 
построения структурного каркаса.

рекомендуется при построении геологических моде-
лей всегда начинать с выявления основных типов верти-
кального напластования осадочных толщ, для того чтобы 
установить положение секвенс-стратиграфических по-
верхностей и системных трактов в разрезе. Выполненная 
таким образом корреляция сможет обеспечить высокую 
детальность итоговой модели, снизить риск пропуска ло-
вушек, упростить выбор аналогов для оценки ресурсного 
потенциала.
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creation of a sequence-stratigraphic Model to clarify the geological 
structure of coastal-continental sediments of the tanopchinskaya suite

E.A. Potapova1*, R.R. Shakirov1, A.A. Evdoshchuk1, T.V. Levanyuk1, O.S. Leontieva2
1NOVATEK NTC, Tyumen, Russian Federation
2Yamal SPG, Moscow, Russian Federation
*Corresponding author: Elena A. Potapova, e-mail: Elena.Potapova@novatek.ru

abstract. A sequence-stratigraphic model of the Tanopchinskaya 
Suite of coastal continental genesis was constructed in order to 
establish the distribution patterns of reservoir properties, clarify 
the geometry of sand bodies, and identify the main hydrocarbon 
concentration zones within the studied sediments. The system 
approach to well correlation was substantiated, which formed 
the basis for creating a model of Cretaceous sediments with 
high predictive ability. Regional peculiarities of the structure of 
the Tanopchinskaya Suite of a large field in the Yamalo-Nenets 
Autonomous District of the Russian Federation were analysed; core 
and GIS data from 64 exploration wells and 224 production wells 
in TP1–TP26 formations were analysed; an algorithm for building a 
sequence-stratigraphic model that takes into account sedimentation 
peculiarities was formulated; peculiarities of sand bodies formation 
were revealed for the whole Cretaceous section. As a result of the 
analysis, all wells in the Tanopchinskaya Suite interval (TP1–TP26 
formations) were correlated with the definition of facies environment 
and the main surfaces of sedimentation regime change (flooding 
surfaces, erosion incisions, transgressive surfaces). Taking into 
account the correlation of formations for the entire well stock, a 
geostatistical section was constructed and sequence-stratigraphic 
subdivisions characterising the Tanopchinskaya Suite formations 
were identified. The 1D sequence-stratigraphic model of wells was 
analysed for the main hydrocarbon accumulation zones, taking into 
account open deposits, and the regularities of their location in the 
section were formulated.

Keywords: sequence stratigraphy, coastal continental sediments, 
Tanopchinskaya suite, system approach
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Особенности геометризации залежи в дельтовых 
песчаниках меловых отложений севера Западно-Сибирской 

нефтегазоносной провинции

В.А. Кузнецова1*, К.А. Костеневич2, Е.В. Ширикова2
1ПАО «НОВАТЭК» Москва, Россия

2ООО «НОВАТЭК НТЦ», Тюмень, Россия 

На основе комплексной геолого-геофизической информации и результатов лабораторных исследований 
керна изучено детальное строение песчаных отложений подводной части дельтовой системы. Это позволило 
объяснить распределение углеводородов в залежи за счет морфологических особенностей седиментологических 
объектов. В работе использованы результаты спектральной декомпозиции данных сейсморазведки, интерпрета-
ция которых позволяет с высокой детализацией восстановить морфологию и строение изучаемых отложений. 
Выполнен седиментологический анализ керна. сделанные выводы сопоставлены с фактическими данными гео-
лого-геофизических исследований скважин. В результате проведенных работ выделено два класса песчаников 
с разными фильтрационными характеристиками, которые с учетом сейсмофациального анализа легли в основу 
концептуальной геологической модели проградации морского дельтового побережья с преобладанием волновых 
процессов. Представленная концептуальная модель объясняет распределение песчаного материала, его фильтра-
ционных характеристик, учитывает физические процессы формирования профиля наносов морского побережья 
и позволяет более точно прогнозировать распространение продуктивной части пласта, что способствует повы-
шению успешности проводки горизонтального ствола эксплуатационных скважин.

Ключевые слова: геологическая модель, дельтовые песчаники, меловые отложения севера Западно-
сибирской нефтегазоносной провинции
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Введение
успешность бурения как разведочного, так и эксплуа-

тационного фонда во многом зависит от концептуальной 
модели строения залежи, в которой распространение 
насыщенного коллектора согласуется с данными сейсмо-
разведочных работ, объясняется и подтверждается геоло-
го-геофизическими и петрофизическими исследованиями. 

Так, при бурении пилотного ствола по материалам 
геофизических исследований скважин (ГИс) был выде-
лен газоводяной контакт значительно выше прогнозного, 
однако после проведения гидродинамического каротажа 
и опробования пластов на кабеле (ГДК/оПК) полученная 
вода из водонасыщенной части оказалась практически не-
подвижной: подвижность составила всего лишь 0,2 мД/сП 
по сравнению с подвижностью вышележащего коллектора 
2–8 мД/сП, при депрессии в 27 раз выше, чем в том же 
верхнем интервале (рис. 1). При проводке горизонталь-
ного ствола в непосредственной близости от пилота, 
даже на глубины, превышающие положение выделен-
ного по ГИс контакта в пилоте, скважина не встретила 

водонасыщенных коллекторов, а в результате испытаний 
был получен безводный приток газоконденсата.

Литологические границы обычно распространены 
в континентальных и надводных прибрежных отло-
жениях, а подводные прибрежные отложения, такие 
как предфронтальная зона нижнего пляжа, – «это хорошо 
сортированные пески мощностью в десятки метров, про-
тяженностью до сотен километров. основные неодно-
родности связаны с цементацией песков» (Барабошкин, 
2011). Пляжи волновых дельт также являются хорошо 
сортированными песчаниками с увеличивающейся вверх 
по разрезу проницаемостью.

однако результаты бурения свидетельствуют о нару-
шении закона о гравитационном распределении углево-
дородов в пласте: газонасыщенные коллекторы находятся 
ниже водонасыщенных по ГИс песчаников.

В соответствии с изложенным противоречием факти-
ческих и теоретических данных целью настоящей работы 
является создание концептуальной модели строения от-
ложений дельтовых песчаников, позволяющей объяснить 
распределение углеводородов в залежи. 

Материалы и методы
В работе применен комплексный подход с учетом всей 

геолого-геофизической информации: выполнен седи-
ментологический анализ 59,7 м керна, который включал 
определение структурно-текстурных особенностей пород, 
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контактов слоев, ихнофациальной характеристики разре-
за. Для исследований были выбраны две скважины, рас-
положенные в 4 км друг от друга и имеющие противоречия 
в выделении флюидального контакта (рис. 2). 

При изучении объекта в межскважинном пространстве 
использовались седиментационные слайсы спектраль-
ной декомпозиции. При разложении волновой записи 
на частотные составляющие и дальнейшем смешивании 
в цветовой модели RGB проявляются детали строения 
геологических объектов, которые зачастую не выделяются 
на стандартных амплитудных атрибутах.

с целью изучения литолого-минералогических осо-
бенностей пород проведены лабораторные исследования 
керна скв. 2 (рис. 2), включавшие рентгенофазовый анализ 
минерального состава пород, петрографический анализ 
в шлифах, анализ гранулометрического состава, анализ 
структуры пустотного пространства методом растро-
вой электронной микроскопии. Привлекали материалы 
по определению фильтрационно-емкостных свойств по-
род, а также результаты капилляриметрических исследо-
ваний методом полупроницаемой мембраны.

рентгенофазовый анализ пород проводили с помощью 
рентгеновского дифрактометра. общий минералогиче-
ский состав определяли в порошковых пробах, состав гли-
нистых минералов – на выделенной путем отмучивания 
пелитовой фракции породы. Гранулометрический анализ 

песчаников выполняли методом лазерной дифракции 
с помощью лазерного анализатора размера частиц. Для из-
учения морфологических особенностей породы и эле-
ментного состава использовали растровый электронный 
микроскоп (рЭМ). Петрографическое изучение горных 
пород проводили в прозрачных прокрашенных непокры-
тых шлифах с использованием микроскопа.

результаты
Формирование отложений исследуемого пласта проис-

ходило в условиях дельтового побережья с преобладанием 
волновых процессов. Проградация береговой линии рас-
пространялась в западном направлении с увеличением 
толщины разреза за счет компенсации осадконакоплением 
(рис. 3). 

На седиментационном слайсе спектральной деком-
позиции видны линии проградации берега (рис. 4). 
Изменение их направления соответствует разным гене-
рациям береговых валов при активности двух различных 
дельт: на севере и юге видны распределительные каналы, 
которые прорезают береговые валы при продвижении 
к морю. современный аналог рассматриваемых отложе-
ний представлен на рис. 5.

Влияние волновых процессов отмечается и при седи-
ментологическом анализе керна. разрез скв. 1 представ-
лен на рис. 6, где видна последовательная смена более 
глубоководных отложений песчаников дистальной части 
фронта дельты менее глубоководными отложениями 
с увеличением зернистости вверх по разрезу. В нижней 
его части отложения неоднородные за счет интенсивной 
биотурбации, при усилении гидродинамического режима 
биотурбация исчезает. Наличие штормовых прослоев 
и волновая рябь указывают на доминирование волновых 
процессов.

скважина 2 имеет схожую последовательность зале-
гания слоев (рис. 7). По данным измерений профильного 
спектрального гамма-каротажа (ГК) на керне (рис. 2), 
который имеет большее разрешение по вертикали по срав-
нению со скважинным аналогом, видно, что пласт состоит 
из нескольких циклов проградаций, примерно по 3 м 
каждый. Границы между проградациями в нижней части 
разреза представлены биотурбированными отложения-
ми дистальной части фронта дельты, а в верхней части 
– маломощными глинистыми перемычками и слоями 
высокорадиоактивных песчаников. Завершается форми-
рование исследуемого пласта наступлением трансгрессив-
ного этапа: в верхней части разреза песчаные отложения 

Рис. 1. Планшет геонавигации при бурении горизонтального ствола

Рис. 2. Схема корреляции скважин с керном: колонка 1 – гамма-
каротаж; колонка 2 – гамма-каротаж на керне; колонка 3 – 
фото керна; колонка 4 – характер насыщения по ГИС; колонка 
5 – коэффициент проницаемости (Кпр), измеренный на керне
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проксимальной части фронта дельты перекрываются гли-
нистыми отложениями шельфа (выше границы 4 на рис.7). 

Формы кривой ГК в скв. 1 и 2 хорошо коррелируют-
ся. На рис. 6 и 7 цифрами и зелеными линиями указаны 
верхние три проградации, внутри которых не согласуется 

флюидальный контакт, несмотря на то что отложения 
имели распространение на большое расстояние, хорошо 
коррелируются между собой и внутри одного цикла яв-
ляются одновозрастными.

На рис. 2 можно заметить, что резкое изменение про-
ницаемости в скв. 2 совпадает с изменением характера 
насыщения по ГИс. В керне эта граница соответствует 
границе 1 на рис. 7, она прослеживается в виде чуть за-
метной смены одного типа песчаника на другой (рис. 8). 
Видно также, что граница не связана с распространением 
карбонатизированного песчаника чуть ниже по разрезу. 
Таким образом, можно выделить два класса песчаников, 
соответствующие проксимальной и дистальной части 
фронта дельты.

Для изучения различий этих двух классов, влияющих 
на распределение углеводородов, проведены литологиче-
ские исследования на керне скв. 2.

Породы верхней части пласта, представленные отло-
жениями проксимальной части фронта дельты, сложены 
песчаниками средне-мелкозернистыми, алевритисты-
ми, с однородной текстурой, с глинистым цементом. 
По минеральному составу породообразующего комплекса 
песчаники относятся к граувакковым аркозам (Шутов, 
1967; Шванов и др., 1998). Количество кварца составляет 
35–38%, полевых шпатов – 40–42%, обломков пород – 
17–20%, слюд – 2–5%. обломочный материал хорошо 
отсортирован, преобладают полуугловытые и полуока-
танные зерна, а также полулинейные, реже выпукло-во-
гнутые контакты. Преобладающий размер обломков ва-
рьирует от 0,14 до 0,24 мм, примесь зерен среднепесчаной 

Рис. 3. Схема корреляции скважин вкрест простирания береговой линии: колонка 1 – гамма-каротаж; колонка 2 – характер насы-
щения по ГИС

Рис. 4. а) Седиментационный слайс спектральной декомпози-
ции; б) концептуальная схема строения пласта

Рис. 5. Современный аналог исследуемых отложений: дельта 
реки Грихальва, Мексиканский залив
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размерности может составлять от нескольких процентов 
до 15–20%, содержание примеси обломков алевритовой 
размерности в наиболее мелкозернистых для рассматри-
ваемого песчаного тела прослоях не превышает 25%, на-
ходится, как правило, в пределах 10–15%. Преобладают 
межзерновые поры размером 0,04–0,08 мм (рис. 9). 

Количество аутигенного глинистого цемента не пре-
вышает 5%. основным компонентом цемента является 
хлорит. его доля составляет 85–90% от доли глинистого 
материала цемента. Хлорит образует тонкие пленки на по-
верхности зерен, пленки могут иметь крустификационную 
структуру. реже хлорит в виде скоплений чешуйчатых 
агрегатов развивается в межзерновом пространстве. Доли 
каолинита и смешаннослойных образований (ссо) ги-
дрослюдисто-монтмориллонитового ряда не превышают 
1%, доля гидрослюдистых минералов составляет 12% (от 
количества глинистого материала). Характерной особен-
ностью является широкое развитие аутигенного кварца, 
образующего толстые прерывистые и сплошные каймы 
на зернах, толщиной до 0,02–0,05 мм. Нередко за счет 
регенерации частично восстанавливаются отдельные 
кристаллические грани кварцевых зерен. Количество 
регенерационного кварца может достигать 3% на породу. 
В меньшей степени отмечается регенерация полевого 
шпата. Аутигенный альбит развивается в виде мелких 
кристаллических наростов на поверхности зерен. На тех 
участках, где регенерации подверглись несколько об-
ломков, межзерновое пространство может значительно 
сокращаться (рис. 10). 

Рис. 6. Фотографии керна скв. 1

Рис. 7. Фотографии керна скв. 2

Рис. 8. Граница разделения двух классов песчаника
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Большая часть отложений проксимальной части 
фронта дельты представлена коллекторами. Доля пород, 
не являющихся коллекторами из-за высокого содержа-
ния глинистого материала или карбонатного цемента, 
мала. Для пород-коллекторов коэффициент пористости 
в среднем составляет 15,3%, изменяясь от 9,4% до 18,5%. 
Коэффициент проницаемости в среднем равен 22·10–

 

3 мкм2 
при диапазоне изменения от 1·10–3 до 52·10–

 

3 мкм2. Породы 
этой части разреза могли бы сохранить более высокие 
коллекторские свойства, но широкое развитие регенера-
ции и крустификационная структура хлоритовых пленок 
значительно ухудшили как емкостные, так и фильтраци-
онные характеристики пород-коллекторов. Аутигенный 
кварц наряду со снижением размеров пор, перекрытием 
и усложнением фильтрующих каналов также может 
укреплять структурный каркас породы, замедляя процесс 
уплотнения и способствуя сохранению коллекторского 
потенциала породы (Япаскурт, 2008). 

Рис. 9. Литологические особенности пород продуктивной части исследуемого пласта. Отложения проксимальной части фронта 
дельты. Песчаники средне-мелкозернистые, с однородной текстурой, с глинистым цементом, который представлен тонкими хло-
ритовыми пленками, с кварцевым регенерационным цементом

Рис. 10. Литологические особенности пород продуктивной ча-
сти исследуемого пласта. Отложения проксимальной части 
фронта дельты. Размер обломков 0,14–0,24 мм. Значительная 
регенерация зерен кварца, частично перекрывающая поровое 
пространство и каналы. На поверхности зерен тонкие хлори-
товые пленки

Вниз по разрезу песчаные отложения проксимальной 
части фронта дельты резко переходят в песчаные отложе-
ния его дистальной части. Песчаники этих фациальных 
зон отличаются по литологическим признакам.

Породы дистальной части фронта дельты представ-
лены песчаниками тонко-мелкозернистыми, алеврито-
выми, со слоистой текстурой, с глинистым цементом. 
По минеральному составу породообразующего комплекса 
они аналогичны песчаникам проксимальной части фрон-
та дельты – это граувакковые аркозы, когда количество 
кварца составляет 35–40%, полевых шпатов – 40–42%, 
обломков пород – до 15–17%, слюд – 3–10%. степень отсо-
ртированности и форма зерен аналогичны вышележащим 
отложениям, но преобладающими становятся линейные, 
выпукло-вогнутые контакты и увеличивается их коли-
чество. Преобладающий размер обломков уменьшается 
до 0,07–0,14 мм, увеличивается примесь алевритовых 
фракций до 25–30% (рис. 11). Практически не изменяется 
состав цемента – также преобладает хлоритовый материал 
82–87% (от доли цемента), примесь гидрослюды 13–18%. 
Хлорит развивается в виде сплошных, реже – прерыви-
стых пленок толщиной до 0,01 мм, в отдельных случаях 
с крустификационным строением. скопления чешуйчатых 
агрегатов хлорита в межзерновом пространстве распреде-
лены неравномерно. Доля каолинита и ссо не превышает 
1%. Характерна регенерация кварца, но до 1% уменьшает-
ся доля регенерационного цемента и изменяется структура 
пленок – зерна фрагментарно регенерированы с образо-
ванием наростов. При достаточно высоком количестве 
пор их размер уменьшается до 0,02–0,05 мм (рис. 12). 
Для пород-коллекторов дистальной части фронта дельты 
коэффициент пористости в среднем составляет 15,4%, из-
меняясь от 11,2% до 17,4%. Коэффициент проницаемости 
в среднем равен 0,57·10–3 мкм2 при диапазоне изменения 
от 0,2·10–3 до 1,3·10–3 мкм2.

При близких значениях пористости (в среднем 15%) 
песчаники этих двух фациальных зон имеют различия 
в фильтрационных свойствах – 22·10–3 мкм2 и 0,6·10–

 

3 мкм2 
соответственно (рис. 13). 
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Рис. 13. Сопоставление коэффициентов пористости (Кп) 
и проницаемости (Кпр) песчаников фронта дельты и пред-
фронтальной зоны пляжа

Рис. 11. Литологические особенности пород непродуктивной части исследуемого пласта. Отложения дистальной части фронта 
дельты. Песчаники тонко-мелкозернистые, алевритовые, слоистые, с глинистым цементом. Характерны более мелкие межзерно-
вые поры и послойное обогащение акцессорными минералами

Рис. 12. Литологические особенности пород непродуктив-
ной части исследуемого пласта. Отложения дисталь-
ной части фронта дельты. Размер обломков 0,07–0,14 мм. 
На поверхности зерен тонкие хлоритовые пленки. Размер пор 
до 0,02–0,05 мм

По уже проведенным капиллярным исследованиям 
(рис. 14) и по результатам определения остаточной водо-
носыщенности (рис. 15) заметны отличия песчаников 
проксимальной и дистальной частей фронта дельты. 

В породах-коллекторах проксимальной части фронта 
дельты значения остаточной водонасыщенности (Кво) из-
меняются в диапазоне 24–39% (в среднем 28%), для пес-
чаников дистальной его части диапазон Кво 47–68% (в 
среднем 57%). снижение проницаемости, усложнение 
структуры пустотного пространства и более высокие 
значения остаточной водонасыщенности обусловлены 
более мелкозернистым гранулометрическим составом, 
изменением в распределении аутигенного регенераци-
онного цемента. 

Петрофизические исследования керна скв. 2 еще 
не завершены, но уже сейчас можно говорить о несколь-
ких фильтрационных типах коллектора, причем переход 
между этими типами происходит по разрезу не посте-
пенно, а резко. Наличие двух разных фильтрационных 
типов песчаника может критически менять представление 

о геологической модели залежи: концептуальное строе-
ние, расположение контактов, эффективные насыщенные 
объемы, фильтрационно-емкостные свойства пород.

Обсуждение результатов
отличие в зернистости песчаных отложений при схо-

жих прочих параметрах (количестве и типе цемента, 
минеральном составе) определяет два различных класса 
песчаников, характеризующихся значительной разницей 
в проницаемости. Гранулометрическое распределение 
песчаного материала контролируется различным гидро-
динамическим режимом и энергией волновой деятель-
ности моря.

При поступлении однородного наноса с одинаковым 
размером зерна при одинаковом гидродинамическом 
режиме крупность зерна может влиять на угол наклона 
берегового склона при его формировании: тонко- и мел-
козернистый материал будет формировать более по-
логий склон, а крупнозернистый – более крутой (рис. 
16б). Крупные частицы начинают свое движение толь-
ко при большей энергии волны, которая наблюдается 
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Рис. 16. Концептуальная модель исследуемого пласта: а) 
концептуальный разрез, соответствующий линии на рис. 4; 
б) зависимость угла наклона берегового склона от крупности 
зерна

при подходе к берегу. Чем крупнее частицы, тем уже зона 
воздействия волн на них.

При поступлении разнородного материала мелкая 
фракция оттягивается к морю, а более крупная фракция – 
к берегу, при этом еще больше усиливается разница в угле 
наклона берегового склона: в зоне алевритовой фракции 
склон будет положе и шире, а при переходе в более 
крупную фракцию угол наклона берегового склона уве-
личивается. Такое увеличение относится уже к верхней 
части разреза, где зафиксировано формирование берего-
вого вала по данным спектральной декомпозиции: линии 
проградации видны до определенной границы, которая 
показывает предел распространения береговых валов с бо-
лее крупнозернистым материалом. распределительные 
каналы дельты также перестают прослеживаться после 
этой границы (рис. 4). Такие примеры известны на ме-
сторождении сургутского свода: «в верхней части про-
дуктивных пластов группы Бс10

2 представлены наиболее 
отсортированные среднезернистые песчаники, формиру-
ющие вдольбереговые барьерные образования (валы, бары 
и острова) в начальную стадию медленного повышения 
уровня моря» (скачек и др., 2011). 

После формирования одной генерации фронт дельты 
перекрывается трансгрессивным слоем в более погружен-
ной области и маломощными глинистыми перемычками 
в области береговой зоны. следующий этап проградации 
происходит уже при смещении береговой линии в запад-
ном направлении, а предыдущий бар становится частью 
суши, который может рассекаться распределительными 

каналами дельт, а также отделяться от следующего бара 
небольшой лагуной или озером, что является основной 
геоморфологической особенностью, нарушающей макро-
однородность песчаных валов (рис. 16а).

Зона распространения более мелкой фракции, со-
держащей в себе большое количество остаточной и не-
подвижной воды, является флюидоупором для залежи 
углеводородов и контролирует ее с западной стороны, 
а истинный флюидальный контакт расположен в зоне 
береговых валов на востоке площади.

Заключение
В условиях подводной части дельтовой системы 

модель с плоскопараллельным строением без учета 
фильтрационных характеристик песчаных отложений 
не объясняет нарушение гравитационного распределения 
углеводородов в залежи.

Для геометризации продуктивной части пласта и по-
вышения прогностической способности модели проведен 
комплексный анализ данных сейсморазведочных работ, 
а также результатов геолого-геофизических исследований 
скважин, седиментологических и лабораторных исследо-
ваний кернового материала. Это позволило установить 
основные морфологические особенности седименто-
логических тел проградирующей дельты с влиянием 
волновых процессов и создать концептуальную модель 
продуктивного объекта.

рассмотренный пласт формировался за счет наращи-
вания берегового склона двух дельтовых систем, распо-
ложенных на севере и юге площади. Каждая генерация 
осадочного материала представлена песчаниками фронта 
дельты, внутри которой выявлены два класса песча-
ников, для которых характерно значительное отличие 

Рис. 15. Результаты определения коэффициента водонасы-
щенности (Кво)

Рис. 14. Результаты капиллярных исследований
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коэффициентов проницаемости при близких значениях 
коэффициента пористости, количестве и составе глини-
стого цемента. Дифференциация классов обусловлена 
различным гранулометрическим составом песчаных от-
ложений и отражает усложнение порового пространства 
одного класса по отношению к другому.

Изменение размера зерна зависит от энергии волн, ко-
торая, в свою очередь, зависит от глубины моря. Наиболее 
крупнозернистый материал накапливался в зоне берего-
вой линии и формировал вал с более крутым склоном, 
а тонкозернистый оттягивался в дальнюю зону фронта 
дельты с низкой гидродинамикой моря и пологим склоном. 
Каждая новая генерация песчаных отложений перекры-
валась с несогласием трансгрессивным слоем осадков, 
которые могут влиять на макронеоднородность пласта.

Концептуальная модель отложений проградирующего 
побережья с влиянием волновых процессов, учитывающая 
распределение выделенных классов песчаника, позволила 
геометризовать залежь, в которой разновозрастная огиба-
ющая береговых валов формирует кровлю пласта, а подо-
шва пласта представлена непроницаемыми песчаниками 
дистальной части фронта дельты.
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Features of geometrization of Deposits in Deltaic sandstones of cretaceous 
sediments in the north of the West siberian Oil and gas Province
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1NOVATEK NTC, Tyumen, Russian Federation
2NOVATEK, Moscow, Russian Federation
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abstract. Based on the complex geological and 
geophysical information and results of laboratory core studies, 
the detailed structure of sand sediments of the underwater 
part of the delta system has been studied. This has allowed to 
explain the distribution of hydrocarbons in the deposits due to 
morphological features of sedimentological objects. 

The work used the results of spectral decomposition of 
seismic data, interpretation of which allows to reconstruct with 
high detail morphology and structure of studied sediments. 
Sedimentological analysis of core was performed. The 
conclusions were compared with actual data of geological 
and geophysical well studies. The work identified two classes 
of sandstones with different filtration characteristics, which, 
taking into account seismic facies analysis, formed the basis 
for a conceptual geological model of the progradation of the 
sea delta coast with a predominance of wave processes. 

The presented conceptual model explains the distribution 
of sand material, its filtration characteristics, takes into account 
the physical processes of formation of the sediment profiles 
and allows to more accurately predict the distribution of the 
productive part of the formation, which helps to increase the 
success of drilling horizontal wells.

The presented conceptual model explains the distribution 
of sandy material, its filtration characteristics, takes into 
account the physical processes of formation of the sediment 
profile of the sea coast and makes it possible to more accurately 
predict the distribution of the productive part of the formation, 
which helps to increase the success of drilling horizontal wells.

Keywords: geological model, deltaic sandstones, 
Cretaceous deposits, North of the West Siberian oil and gas 
province
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Структурно-тектоническое районирование палеозойских 
отложений Западного Таймыра 

Е.А. Зыза*, Е.Е. Полек, И.С. Игонин
Общество с ограниченной ответственностью НОВАТЭК Научно-технический центр, Тюмень, Россия 

На основе современной сейсмогеологической модели выполнено структурно-тектоническое районирование 
палеозойского комплекса Западного Таймыра, включая территорию Южно-Таймырской моноклинали, где от-
ложения палеозоя скрыты под мезозойским осадочным чехлом. районирование осуществлено на тектонические 
элементы разного порядка: региональные, надпорядковые, структуры 1-го, 2-го и 3-го порядков, локальные 
поднятия. При составлении структурно-тектонической схемы проведен анализ предшествующих тектонических 
схем различных авторов и доступного на сегодняшний день фактического материалов. Кроме того, большое 
внимание уделено основным разломам Западного Таймыра. 

При составлении схемы использовались все доступные геолого-геофизические материалы, отражающие текто-
ническое строение исследуемой территории, в том числе структурные карты по кровле палеозойского комплекса 
и по горизонтам, отражающим внутреннее строение, сейсмические разрезы МоГТ 2D, карты потенциальных 
полей (магнитных и гравитационных аномалий), карты азимутов и углов наклона отражающих горизонтов, карты 
толщин, опубликованные и фондовые работы по этой тематике, включая тектонические и геологические карты.

В результате составлена обновленная структурно-тектоническая схема палеозойских отложений Западного 
Таймыра, отличающаяся высокой степенью детальности, обобщена и существенно уточнена разломная модель 
региона, всем тектоническим элементам и структурам присвоены собственные названия с учетом результатов 
предшествующих работ, выделены положительные структуры 1-го порядка, представляющие собой потенци-
альные зоны нефтегазонакопления в палеозойском комплексе. 

Ключевые слова: палеозойские отложения, Таймыр, углеводородное сырье, сейсморазведочные данные, 
тектоническое районирование
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Введение
В настоящее время в пределах Западно-сибирской 

нефтегазоносносной провинции (НГП) открыто свыше 
50 месторождений нефти и газа с залежами в отложениях 
палеозоя, непромышленные притоки нефти и нефтепрояв-
ления отмечаются более чем на 100 площадях (Исаев и др., 
2022), накоплен определенный опыт разработки подобных 
месторождений (Малоичское, Чкаловское, урманское). 
В соседних Тимано-Печорской и Хатангско-Вилюйской 
НГП к отложениям палеозоя приурочены основные не-
фтегазоносные комплексы (НГК), содержащие скопления 
нефти и газа. Непосредственно в пределах п-ва Таймыра 
также зафиксированы нефтепроявления, отмеченные 
при бурении колонковых скважин и геологической съемке. 
Все это позволяет рассматривать палеозойский комплекс 
Таймыра как один из резервов для наращивания ресурсной 
базы углеводородов.

Представления о геологическом строении территории 
Западного Таймыра и прилегающих территорий Южно-
Таймырской моноклинали (рис. 1) основываются в первую 

очередь на региональной сети сейсмопрофилей, единич-
ных скважинах, вскрывших юрско-меловые и триасовые 
отложения, а также данных грави- и магниторазведки. 
сведения о вещественном составе палеозойского комплек-
са отложений до недавнего времени основывались прежде 
всего на данных геологической съемки и колонкового 
бурения в пределах Западного Таймыра, где палеозойский 
комплекс выходит на дневную поверхность. На террито-
рии, где палеозойские отложения перекрыты мезозойским 
осадочным чехлом, информация по составу пород палео-
зоя появилась лишь в 2021–2022 гг., когда были пробурены 
скважины Гыданская-118 (параметрическая) и поисковая 
скважина на Лескинском участке недр. Таким образом, не-
смотря на более чем полувековую историю геологических 
исследований, территория Западного Таймыра, включая 
Южно-Таймырскую моноклиналь, до сих пор находится 
на региональном этапе изучения.

основной задачей на региональном этапе изучения 
осадочных бассейнов в условиях ограниченного объема 
геолого-геофизической информации является тектони-
ческое районирование территории. Во многом, именно 
на тектоническом районировании основывается дальней-
шее нефтегазогеологическое районирование и выделение 
потенциальных зон нефтегазонакопления. На основе этих 
данных выполняется качественная или количественная 
оценка перспектив нефтегазоносности территории 
и определяются первоочередные объекты для дальнейших 
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геологоразведочных работ, что является актуальной зада-
чей для рассматриваемой территории Западного Таймыра.

Первые представления о тектоническом строении 
территории Таймыра были составлены геологами НИИГА 
Н.Н. урванцевым, М.Г. равичем, Ф.Г. Марковым, В.А. 
Вакаром, П.с. Вороновым и др. по результатам прове-
дения геологических съемок и тематических исследова-
ний с конца 40-х до середины 60-х годов XX в. Позднее 
по мере накопления геолого-геофизических материа-
лов тектонические схемы Таймыра были составлены 
Ю.е. Погребицким, В.В. Беззубцевым, Н.П. Зоненшайн, 
Н.с. Маличем, В.А. Верниковским, В.с. старосельцевым 
и др. Помимо этого, тектоническое районирование терри-
тории Таймыра выполнялось в рамках производственных 
и тематических отчетов. Здесь можно выделить тектони-
ческие схемы В.А. Балдина (Балдин, 2008; Балдин и др., 
2018), Д.Г. Кушнира (Кушнир, 2016; Кушнир и др., 2020), 
А.П. Афанасенкова (Афанасенков и др., 2016) как наи-
более современные.

обзор существующих вариантов схем тектонического 
районирования п-ва Таймыр и прилегающих территорий 
показал, что большинство составленных схем ориенти-
ровано на отображение глубинного строения территории 
и не всегда дает представление о современном рельефе 

палеозойских комплексов, на их основе усложняется 
задача прогнозирования зон нефтегазообразования и не-
фтегазонакопления. Те схемы, которые иллюстрируют 
современный рельеф палеозойских отложений, также 
не лишены недостатков. В них либо не учтена совре-
менная, появившаяся после составления схем геолого-
геофизическая информация, либо схемы недостаточно 
детальны, а тектонические элементы на них отображены 
излишне схематично. К тому же конфигурация тектони-
ческих элементов не всегда подтверждается получен-
ной нами сейсмогеологической моделью палеозойских 
комплексов. Перечисленными выше обстоятельствами 
обусловлена необходимость составления новой струк-
турно-тектонической схемы, базирующейся на предше-
ствующих результатах тектонического районирования 
территории Западного Таймыра и учитывающей новую 
сейсмогеологическую модель палеозойских отложений.

Таким образом, целью настоящей работы являлось 
структурно-тектоническое районирование палеозойских 
отложений Западного Таймыра на элементы разного 
порядка (региональные, надпорядковые тектонические 
элементы, структуры 1-го, 2-го и 3-го порядков, а так-
же локальные поднятия) на основе актуализированной 

Рис. 1. Обзорная схема района исследований
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сейсмогеологической модели с учетом результатов пред-
шествующих работ.

В процессе составления структурно-тектонической 
схемы решались следующие геологические задачи:

1. анализ предшествующих работ (были собраны 
и проанализированы тектонические схемы раз-
личных авторов);

2. анализ глубинного строения территории;
3. анализ фактического материала – структурных карт 

и потенциальных полей, сейсмических разрезов, 
данных геологической съемки;

4. районирование территории на тектонические эле-
менты разного порядка;

5. присвоение названий тектоническим элементам 
и разломам с учетом результатов предшествующих 
работ.

К составляемой тектонической схеме предъявлялись 
следующие требования (Чиков, 1986):

1. соответствие основным принципам тектонического 
районирования;

2. соответствие современному уровню знания об изо-
бражаемом регионе;

3. объективная содержательность в соответствии 
с целью составления;

4. однотипность представления структурных элемен-
тов одного класса в различных частях карты;

5. логическая стройность классификации (легенды);
6. выразительность и наглядность изображения 

главного;
7. удобство пользования.
При составлении тектонической схемы использовались 

морфологический принцип и принцип генерализации, по-
этому представленная карта отображает преимущественно 
морфологию тектонических структур, причем в процессе 
составления выполнены целенаправленный отбор, обоб-
щение и систематизация геологической информации. 
оставлены только те элементы, которые способствуют 
оптимальному представлению модели строения изучае-
мого региона. При этом излишне дробные классификации 
(например, локальные поднятия, выделяемые по несколь-
ким горизонтам) огрублялись и отрисовывались обоб-
щенным, схематическим контуром с целью устранения 
второстепенных деталей (информационного шума). Это 
способствовало повышению удобства пользования, вы-
разительности и наглядности схемы.

Поскольку одним из требований, предъявляемых к тек-
тонической схеме, является соответствие современному 
уровню знания об изображаемом регионе, в настоящей 
работе использовались все доступные геолого-геофизи-
ческие материалы, отражающие тектоническое строение 
исследуемой территории: 

• структурные карты по оГ А(V, кровля терригенной 
перми), VI (верхний силур), VII (верхний ордовик), 
VIII (средний ордовик), Vend (венд-нижний кем-
брий), Rf (фундамент), построенные в рамках новой 
сейсмогеологической модели;

• проинтерпретированные временные сейсмические 
разрезы МоГТ 2D;

• карты потенциальных полей (магнитных и грави-
тационных аномалий);

• карты азимутов и углов наклона оГ;

• карты толщин сейсмокомплексов;
• тектонические карты по результатам предшеству-

ющих исследований;
• материалы Государственной геологической карты 

(ГГК) российской Федерации масштаба 1:200 000, 
изданные Московским филиалом ФГБу «ВсеГеИ» 
в 2019–2020 гг.1;

• опубликованные и фондовые работы по данной 
тематике.

результаты
рассматриваемая территория Западного Таймыра 

характеризуется наличием многочисленных разломов 
в разрезе палеозойских отложений. Большинство из них 
установлено как по геофизическим данным (потенциаль-
ные поля, данные сейсморазведки), так и по результатам 
геологической съемки. Наиболее крупные представляют 
собой разломные зоны – серии сближенных нарушений. 
Морфологически большинство из них считается над-
вигами, при этом с глубиной наклон сместителя может 
меняться, вследствие чего по верхним горизонтам они мо-
гут интерпретироваться как взбросы. В целом разломная 
тектоника, в том числе формирование многочисленных 
надвигов, сыграла существенную роль в формировании 
современного структурного плана палеозойских отложе-
ний. При этом в представленной структурно-тектониче-
ской схеме, а также в большинстве схем Таймыра границы 
тектонических элементов зачастую определяются поло-
жение основных глубинных разломов.

На начальном этапе была определена граница между 
Таймыро-североземельской складчатой областью 
и Западно-сибирским мегабассейном. Граница прово-
дилась на основе структурных карт с учетом данных по-
тенциальных полей (рис. 2) и на юге по большей части 
совпадает с зоной Южно-Таймырского глубинного разло-
ма. На рис. 2 видно, что эта граница достаточно уверенно 
опознается на структурных картах по различным отража-
ющим горизонтам и находит отражение в потенциальных 
полях. Названия региональных тектонических элементов 
приняты в соответствии с Государственной геологической 
картой российской Федерации (Макарьев и др., 2020).

На следующем этапе на основе структурных карт 
с учетом данных потенциальных полей выделены над-
порядковые структуры – Западно-Таймырская гряда (А), 

1 Государственная геологическая карта российской Федерации масштаба 1:200 000 
(2019). Издание второе. серия Таймырская. Лист S-44-XXI, XXII (Диксон). объяснительная 
записка. А. Н. Федотов, А. П. романов, В. М. Колямкин и др.; Минприроды россии, роснедра, 
Красноярскнедра, оАо «Красноярскгеолсъемка». М: Московский филиал ФГБу «ВсеГеИ».

Государственная геологическая карта российской Федерации масштаба 1:200 000. (2019). 
Издание второе. серия Таймырская. Лист S-44-XXIII, XXIV (зим. Зеле-деево). объяснительная 
записка. А. Н. Федотов, А. П. романов, В. М. Колямкин и др.; Минприроды россии, роснедра, 
Красноярскнедра, оАо «Красноярскгеолсъемка». М: Московский филиал ФГБу «ВсеГеИ».

Государственная геологическая карта российской Федерации масштаба 1 : 200 000. (2019). 
Издание второе. серия Таймырская. Лист S-44-XXIХ, XXХ (оз. сырута). объяснительная 
записка. А. Н. Федотов, А. П. романов, В. М. Колямкин и др.; Минприроды россии, роснедра, 
Красноярскнедра, оАо «Красноярскгеолсъемка». М: Московский филиал ФГБу «ВсеГеИ».

Государственная геологическая карта российской Федерации масштаба 1 : 200 000. (2019). 
Издание второе. серия Таймырская. Лист S-44-XXVII, XXVIII (зим. еф-ремова). объяснительная 
записка. А. Н. Федотов, А. П. романов, В. М. Колямкин и др.; Минприроды россии, роснедра, 
Красноярскнедра, оАо «Красноярскгеолсъемка». М: Московский филиал ФГБу «ВсеГеИ».

Государственная геологическая карта российской Федерации масштаба 1 : 200 000. (2020). 
Издание второе. серия Таймырская. Лист S-45-XIX, XX (зим. староморжово). объяснительная 
записка. А. Н. Федотов, А. П. романов, В. М. Колямкин и др.; Минприроды россии, роснедра, 
Красноярскнедра, оАо «Красноярскгеолсъемка». М: Московский филиал ФГБу «ВсеГеИ».

Государственная геологическая карта российской Федерации масштаба 1 : 200 000. (2020). 
Издание второе. серия Таймырская. Лист S-45-XXV, XXVI (исток р. Быстрая). объяснительная 
записка. А. Н. Федотов, А. П. романов, В. М. Колямкин и др.; Минприроды россии, роснедра, 
Красноярскнедра, оАо «Красноярскгеолсъемка». М: Московский филиал ФГБу «ВсеГеИ».
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Южно-Таймырская гряда (Б), Гыдано-Таймырский ре-
гиональный прогиб (В) и Карская ступень (Г) (рис. 3, 
табл. 1). отметим, что на картах потенциальных полей 
данные границы не находят явного подтверждения. 
однако на структурных картах от оГ VI и ниже гра-
ницы Западно-Таймырской и Южно-Таймырской гряд 
проводятся достаточно уверенно. Южная и западная 
границы совпадают с границами региональной струк-
туры Таймыро-североземельской складчатой области. 
северная граница Южно-Таймырской гряды проходит 
по зоне Пограничного глубинного разлома и отделяет 
крупную надпорядковую структуру Южно-Таймырской 
гряды (Б) от Гыдано-Таймырского передового прогиба 
(инверсионного) (В). Названия приняты в соответствии 
со схемой тектонического районирования Таймырского 
п-ва и сопредельных территорий (Балдин, 2008).

Граница между Южно-Таймырской (Б) и Западно-
Таймырской (А) грядами проведена по смене направ-
ления Южно-Таймырского глубинного разлома и всей 
гряды с ЮЗ-сВ на сЗ-ЮВ. В зоне их сочленения также 
выделяются протяженная разломная зона и небольшой 
прогиб. смена направления гряды и наличие четкой 
границы в месте смены этой направленности стали 
основанием для разделения выделяемой ранее единой 
Южно-Таймырской гряды (Карско-Хатангской гряды 
по Ао «Таймыргеофизика») (Кушнир, 2016; Кушнир и др., 
2020) на две самостоятельные структуры. В пользу раз-
деления также говорит и текущая геолого-геофизическая 
изученность: Южно-Таймырская гряда изучена значи-
тельно лучше Западно-Таймырской. К тому же до конца 
не установлено северное окончание последней.

севернее Южно- и Западно-Таймырских гряд выделя-
ется Гыдано-Таймырский передовой прогиб (В), имеющий 
инверсионное строение. Вместе с Южно-Таймырской 
и Западно-Таймырской грядами он входит в состав 
Южно-Таймырской зоны, выделяемой на большинстве 
тектонических схем Таймыра.

севернее Гыдано-Таймырского передового про-
гиба выделяется Карская ступень (Г). Эта граница 
проводится вблизи северной оконечности п-ва Таймыр 
по Пясино-Фаддеевскому глубинному разлому, отделя-
ющему Южно-Таймырскую от Центрально-Таймырской 
зон. На структурных картах эта граница не выделяется 
из-за слабой сейсмической изученности. относительно 
уверенно выделяется на картах потенциальных полей. 
Наиболее уверенно данная граница проводится по данным 
геологической съемки. однако необходимо отметить, 
что положение в плане Пясино-Фаддеевского разлома 
в разных источниках зачастую отличается между собой. 
В настоящей работе рисовка разлома принята по аналогии 
с данными государственной геологической карты ГГК-
1000 третьего поколения (Макарьев и др., 2020).

На следующем этапе производилось выделение по-
ложительных и отрицательных структур 1-го порядка 
(рис. 4, табл. 2). В пределах Западно-Таймырской гряды 
выделяются оленеостровский мегавал (I), Ланготский 
мегавал (II), Лынерский мегапрогиб (III), есяяхский мега-
прогиб (IV). районирование производилось на основании 
структурных карт по отражающим горизонтам внутри 
палеозоя. На картах потенциальных полей границы вы-
деленных структур не всегда находят отражение. После 
этого были выделены тектонические элементы 2–3-го 
порядка (рис. 5, табл. 3), 

Рис. 2. Выделение границы между Таймыро-Североземельской складчатой областью и Западно-Сибирским мегабассейном
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Кроме того, несмотря на относительно низкую геолого-
геофизическую изученность территории, на составленной 
тектонической схеме отображены намеченные локальные 
поднятия (табл. 4). Это сделано с целью систематизации 
выделенных различными авторами за весь период из-
учения региона локальных поднятий и перспективных 
структур (в том числе их названий). При их выделении 
мы использовали структурные карты по различным от-
ражающим горизонтам палеозойского комплекса с шагом 
изогипс, равным 50 м. В случае выделения поднятия 
по нескольким горизонтам итоговая рисовка поднятия 
усреднялась. В целом необходимо отметить, что при те-
кущем уровне изученности достоверность выделения 
большинства поднятий является невысокой.

оленеостровский мегавал имеет сВ-ЮЗ-направление 
и выделен вместо оленинского выступа, фигуриру-
ющего в этом районе на карте оАо «севморгео» 2. 

На структурно-тектонической карте ооо «НПЦ «Гео-
стра» (Балдин и др., 2018) оленеостровский мегавал 
выделяется как мезовал сибирякова. северное окончание 
структуры в рамках настоящей работы не закартировано. 
Вполне вероятно, что в дальнейшем она трансформиру-
ется в полузамкнутую. Элементов 2–3-го порядка и ло-
кальных поднятий в пределах оленеостровского мегавала 
не выделено.

Южнее оленеостровский мегавал через овцынскую 
седловину (2) переходит в Ланготский мегавал (II). 
Направление структуры сЗ-ЮВ. Данный тектониче-
ский элемент выделяется на тектонических схемах 
ооо «НПЦ «Геостра» (Балдин и др., 2018) и Ао 
«Таймыргеофизика» (Кушнир, 2016; Кушнир и др., 2020), 
однако в рамках настоящей работы уточнено его про-
странственное расположение. Необходимо отметить, 
что по представленной модели мегавал крайне слабо 
изучен сейсморазведкой и по большому счету относится 
к предполагаемым. сейсмическими профилями МоГТ 
изучены лишь его средняя часть в районе Юрацкой губы 
и южная оконечность на севере полуострова Мамонта. 
В пределах Ланготского мегавала выделяется структура 
2–3-го порядка – Ланготский вал (1), который осложняют 
локальные поднятия: в северной части Юрацкое поднятие 
(1), в южной – Ланготское (2). Поднятия крайне слабо 
изучены сейсморазведкой. На текущей стадии изучения 
их можно отнести к намеченным.

На востоке Ланготский мегавал граничит с Лынерским 
мегапрогибом (III), фигурирующим на тектонической схе-
ме Ао «Таймыргеофизика» (Кушнир, 2016; Кушнир и др., 
2020). На севере мегапрогиб осложнен Монгочеяхским 
валом (3), представляющим собой взбросо-складку 

Рис. 3. Выделение надпорядковых тектонических элементов

Табл. 1. Надпорядковые тектонические элементы

Обозначение 
на карте 

Знак Название 

А Положительный Западно-Таймырская 
гряда 

Б Положительный Южно-Таймырская 
гряда 

В Отрицательный Гыдано-Таймырский 
региональный прогиб 

Г Положительный Карская ступень 

2 Иванова Н.М. (2012). отчет по объекту «региональные сейсморазведочные работы на 
акватории Гыданской губы и южной части шельфа Карского моря». оАо «севморгео».



www.geors.ru 65

структурно-тектоническое районирование палеозойских отложений...                                                                                                                                    е.А. Зыза, е.е. Полек, И.с. Игонин

(или складку продолжения надвига по (Гайдук, 1999)). 
Вал имеет сложную конфигурацию в плане («серпо-
образную»), ориентированную параллельно системе 
разломов. В пределах вала выделяются Монгочеяхское 
(3) и Южно-Таймырское поднятия (4). Монгочеяхский 

вал через Пухуцяяхскую седловину (4) сочленяется 
с Лынеруяхским полувалом (5), представляющим собой 
продолжение Ланготского вала. Пухуцяяхская седловина 
осложнена Пухуцяяхским поднятием (5), Лынеруяхский 
полувал – Лынеруяхским поднятием (6).

На юго-востоке Ланготский мегавал граничит 
с есяяхским мегапрогибом (IV), имеющем субширотную 
ориентировку и по сути маркирующем границу между 
Западно-Таймырской и Южно-Таймырской грядами. 

Мегапрогиб осложнен на западе Хальмервонгинской 
седловиной (6), на востоке – екаряуяхинской седловиной 
(7). В центральной части выделяются Ямбутинская впа-
дина (8) и Вэнгатинский прогиб (9).

В пределах Южно-Таймырской гряды выделяется ряд 
положительных и отрицательных структур 1-го порядка, 
субширотной ЮЗ-сВ-ориентировки: сопкаргинский 
мегавал (V), Нижнепуринский мегавал (VI), Чайкино-
Пуринская зона впадин (VII), Тетояхский мегавал (VIII) 
и Тарейский мегавал (IX). Заметим, что представленное 
выше районирование Южно-Таймырской гряды и но-
менклатуру тектонических элементов можно считать уже 
достаточно устоявшимися. они фигурируют на боль-
шинстве тектонических схем данного региона как ми-
нимум с середины 80-х годов прошлого века. Поэтому 
названия большинства тектонических элементов пред-
ставлены в соответствии с отчетами В.Б. Бурдина3 и К.И. 
Моргуновой4, а в рамках настоящей работы по сути была 

Рис. 4. Выделение тектонических элементов 1-го порядка

Табл. 2. Тектонические элементы 1-го порядка

Обозначение 
на карте 

Знак Название 

I Положительный Оленеостровский мегавал 
II Положительный Ланготский мегавал 
III Отрицательный Лынерский мегапрогиб 
IV Отрицательный Есяяхский мегапрогиб 
V Положительный Сопкаргинский мегавал 
VI Положительный Нижнепуринский мегавал 
VII Отрицательный Чайкино-Пуринская зона 

впадин 
VIII Положительный Тетояхский мегавал 
IX Положительный Тарейский мегавал 
X Отрицательный Северо-Енисейский 

мегапрогиб 
XI Положительный Лескинский мегавал 
XII Отрицательный Моховой мегапрогиб 
XIII Положительный Сырадасайский мегавал 
XIV Отрицательный Сырутинский мегапрогиб 
XV Положительный Ефремовский мегавал 
XVI Отрицательный Диксонский мегапрогиб 
XVII Отрицательный Западно-Таймырская 

мульда 
XVIII Положительный Прибрежный мегавал 

3 Бурдин В.Б. (2009). отчет по объекту: «сейсморазведочные работы с целью подготовки 
новых зон нефтегазонакопления в области сочленения Западно-сибирской плиты, енисей-
Хатангского прогиба и Горного Таймыра (правобережье р. енисей)». оАо «Таймыргеофизика».

4 Моргунова К.И. (1986). отчет о результатах поисковых сейсморазведочных работ МоГТ, 
выполненных в пределах Южно-Таймырской моноклинали на Тетояхской площади. Пясинская 
с/п №36/85-86. ТГЭ. 
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уточнена рисовка структур в соответствии с отчетной 
сейсмогеологической моделью. Данную зону следует 
рассматривать как один из первоочередных и наиболее 
перспективных объектов в палеозойском комплексе ис-
следуемого региона.

На западе Южно-Таймырская гряда начинается с соп-
каргинского мегавала ЮЗ-сВ-ориентировки. В пределах 
мегавала выделяется ряд структур 2–3-го порядка: Няда-
салинский вал (10), северо-Дерябинское куполовидное 
поднятие (11), Хальмеръяхское куполовидное поднятие 
(12). В пределах Нядасалинского вала выделяются За-
падно-Нядасалинское (7) и Нядасалинское (8) поднятия. 
севернее намечается Периптаветинское поднятие (9). Вы-
деляемое восточнее северо-Дерябинское куполовидное 
поднятие осложняет ряд локальных поднятий: сарвора-
яхское поднятие (10), северо-Дерябинское поднятие (11) 
и Монгочинское поднятие (12). Хальмеръяхское куполо-
видное поднятие осложнено Хальмеръяхским локальным 
поднятием (13).

сопкаргинский мегавал через Шайтанскую седловину 
(13) переходит в Нижнепуринский мегавал (VI). Здесь 
выделяется ряд структур 2–3-го порядка: спокойнинский 
вал (14), Нижнепуринский вал (15) и Новопуринский 
вал (16). северо-восточное продолжение Нижнепурин-
ского мегавала в рамках текущих построений не было 
закартировано. спокойнинский вал осложнен двумя 
вершинами – Западно-спокойнинским поднятием (14) 
и Восточно-спокойнинским поднятием (15), южнее обо-
собляется Непонятное поднятие (16). Нижнепуринский вал 
осложнен Нижнепуринским (17) и Алфеевским (18) под-
нятиями. Выделяемый северо-восточнее Новопуринский 
вал осложнен Западно-Наркайским (19), Наркайским (20) 

и Восточно-Наркайским (21) поднятиями. севернее Ново-
пуринского вала выделяется Шакуйское поднятие (22).

сопкаргинский и Нижнепуринский мегавалы отделя-
ются от Тетояхского и Тарейского мегавалов Чайкино-Пу-
ринской зоной впадин (VII). В пределах последней обосо-
бляется ряд структур 2–3-го порядка (с запада на восток): 
Западно-Дорофеевская седловина (17), Воронцовский 
вал (18), Чайкинский прогиб (19), уткинская седловина 
(20), Юръяхская впадина (21), Чилкуйская седловина (22) 
и Пуринская впадина (23). Воронцовский вал, в свою 
очередь, осложнен рядом локальных поднятий: сопочное 
(23), Дорофеевское (24), Восточно-Дорофеевское (25).

Восточнее выделяется Тетояхский мегавал (VIII) – 
крупная положительная структура 1-го порядка ЮЗ-сВ-
ориентировки. Мегавал осложнен структурами 2–3-го 
порядка: Восточно-Казачинским куполовидным подня-
тием (24) и Восточно-Тетояхским валом (25). В пределах 
перечисленных структур обособляются одноименные 
локальные поднятия – Восточно-Казачинское (26) и Вос-
точно-Тетояхское (27).

Гыдано-Таймырский региональный прогиб условно 
можно поделить на две части: южную, скрытую под чех-
лом мезозойских отложений, где выделяются положитель-
ные и отрицательные структуры 1-го порядка, и северную, 
в пределах Горного Таймыра, где на дневную поверхность 
выходят складчатые отложения триас-палеозойского 
возраста, а структурные формы имеют субширотную 
направленность.

В пределах южной части с запада на восток выделяют-
ся северо-енисейский мегапрогиб (X), Лескинский мега-
вал (XI) и Моховой мегапрогиб (XII). северо-енисейский 
мегапрогиб выделялся ранее (Балдин и др., 2018). 

Рис. 5. Выделение тектонических элементов 2-го и 3-го порядков
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Табл. 3. Тектонические элементы 2-го и 3-го порядков

Обозначение 
на карте 

Знак Название 

1 Положительный Ланготский вал 
2 Промежуточный Овцынская седловина 
3 Положительный Монгочеяхский вал 
4 Промежуточный Пухуцяяхская седловина 
5 Положительный Лынеруяхский полувал 
6 Промежуточный Хальмервонгинская седловина 
7 Промежуточный Екаряуяхинская седловина 
8 Отрицательный Ямбутинская впадина 
9 Отрицательный Вэнгатинский прогиб 
10 Положительный Нядасалинский вал 
11 Положительный Северо-Дерябинское куполовидное поднятие 
12 Положительный Хальмеръяхское куполовидное поднятие 
13 Промежуточный Шайтанская седловина 
14 Положительный Спокойнинский вал 
15 Положительный Нижнепуринский вал 
16 Положительный Новопуринский вал 
17 Промежуточный Западно-Дорофеевская седловина 
18 Положительный Воронцовский вал 
19 Отрицательный Чайкинский прогиб 
20 Промежуточный Уткинская седловина 
21 Отрицательный Юръяхская впадина 
22 Промежуточный Чилкуйская седловина 
23 Отрицательный Пуринская впадина 
24 Положительный Восточно-Казачинское куполовидное поднятие 
25 Положительный Восточно-Тетояхский вал 
26 Отрицательный Южнинская синклиналь 
27 Промежуточный Мунутинская седловина 
28 Положительный Сибиряковский полувал 
29 Положительный Лескинский вал 
30 Положительный Готовкинский вал 
31 Положительный Варзухинское куполовидное поднятие 
32 Положительный Крестовский выступ 
33 Положительный Сырадасайская антиклиналь 
34 Положительный Лабакская антиклиналь 
35 Положительный Крестьянская антиклиналь 
36 Отрицательный Бражниковская синклиналь 
37 Отрицательный Сырутинская синклиналь 
38 Отрицательный Дюндакская синклиналь 
39 Положительный Убойнинская антиклиналь 
40 Положительный Слободская антиклиналь 
41 Положительный Ефремовская антиклиналь 
42 Положительный Лемберовская антиклиналь 
43 Положительный Малолемберовская антиклиналь 
44 Отрицательный Лево-Убойнинская синклиналь 
45 Положительный Правообрывистая антиклиналь 
46 Положительный Оленья антиклиналь 
47 Отрицательный Восточно-Убойнинская синклиналь 
48 Отрицательный Тихая синклиналь 
49 Положительный Лашкинская антиклиналь 
50 Положительный Аварийная брахисинклиналь 
51 Промежуточный Макаревичская седловина 
52 Отрицательный Пясинская синклиналь 
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Табл. 4. Каталог намеченных локальных поднятий

Обозначение 
на карте 

Название 

1 Юрацкое поднятие 
2 Ланготское поднятие 
3 Монгочеяхское поднятие 
4 Южно-Таймырское поднятие 
5 Пухуцяяхское поднятие 
6 Лынеруяхское поднятие 
7 Западно-Нядасалинское поднятие 
8 Нядасалинское поднятие 
9 Периптаветинское поднятие 
10 Сарвораяхское поднятие 
11 Северо-Дерябинское поднятие 
12 Монгочинское поднятие 
13 Хальмеръяхское поднятие 
14 Западно-Спокойнинское поднятие 
15 Восточно-Спокойнинское поднятие 
16 Непонятное поднятие 
17 Нижнепуринское поднятие 
18 Алфеевское поднятие 
19 Западно-Наркайское поднятие 
20 Наркайское поднятие 
21 Восточно-Наркайское поднятие 
22 Шакуйское поднятие 
23 Сопочное поднятие 
24 Дорофеевское поднятие 
25 Восточно-Дорофеевское поднятие 
26 Восточно-Казачинское поднятие 
27 Восточно-Тетояхское поднятие 
28 Сибиряковское поднятие 
29 Плавниковое поднятие 
30 Лескинское поднятие 
31 Северо-Лескинское поднятие 
32 Западно-Лескинское поднятие 
33 Готовкинское поднятие 
34 Северо-Готовкинское поднятие 
35 Зырянковское поднятие 
36 Восточно-Монгочинское поднятие 
37 Притаймырское поднятие 
38 Восточно-Сибиряковское поднятие 
39 Варзухинское поднятие 
40 Крестьянское поднятие 
41 Северо-Хальмеръяхское поднятие 
42 Западно-Дорофеевское поднятие 
43 Быстринское поднятие 
44 Северо-Тетояхское поднятие 
45 Южно-Наркайское поднятие 
46 Новопуринское поднятие 
47 Западно-Сырадасайское поднятие 
48 Сырадасайское поднятие 
49 Восточно-Сырадасайское поднятие 
50 Южно-Хальмеръяхское поднятие 

В рамках настоящей работы уточнена его конфи-
гурация. Предполагается, что на западе он граничит 
с оленеостровским и Ланготским мегавалами, на восто-
ке – с Лескинским и ефремовским мегавалами, а на юге 
переходит в Лынерский мегапрогиб. В пределах северо-
енисейского мегапрогиба выделяется положительная 

структура 2-го порядка – сибиряковский вал (28), явля-
ющийся северо-восточным ответвлением Ланготского 
мегавала. сибиряковский вал осложнен сибиряковским 
локальным поднятием (28). Восточнее него выделяется 
Плавниковое локальное поднятие (29).

Лескинский мегавал (XI) был выделен ранее и фигу-
рирует на тектонических схемах ооо «НПЦ «Геостра» 
(Балдин и др., 2018) и Ао «Таймыргеофизика» (Кушнир, 
2016; Кушнир и др., 2020), однако его конфигурация 
претерпела изменения. он имеет субмеридиональную 
ориентировку и осложнен рядом положительных струк-
тур 2–3-го порядка: Лескинский вал (29), Готовкинский 
вал (30), Варзухинское куполовидное поднятие (31). 
Лескинский вал осложнен Лескинским (30) и северо-
Лескинским (31) локальными поднятиями. Западнее выде-
ляется Западно-Лескинское поднятие (32). Готовкинский 
вал осложнен Готовкинским (33) и северо-Готовкинским 
(34) поднятиями.

На востоке Лескинский мегавал переходит 
в сырадасайский мегавал (XIII) субширотной ориен-
тировки, представляющий собой линейно-вытянутую 
положительную структуру, отображающуюся как в ре-
льефе палеозойских комплексов, так и по данным по-
тенциальных полей и геологической съемки. с юга 
он на большей части ограничен Пуринским взбросом, 
с севера – сырадасайским сбросом. 

районирование территории Горного Таймыра основы-
вается прежде все на данных Государственной геологи-
ческой карты (Макарьев и др., 2020; рис. 6). По данным 
геологической съемки с учетом результатов структурных 
построений и карт потенциальных полей выделены тек-
тонические элементы 1-го, 2-го и 3-го порядков. Можно 
отметить хорошую сходимость между данными сейс-
могеологической модели Горного Таймыра, данными 
геологической съемки и данными потенциальных полей. 
Для ранее выделявшихся тектонических элементов на-
звания даны в соответствии с ГГК, впервые выделенным 
элементам присвоены названия.

Конфигурация сырадасайского мегавала относительно 
предшествующих работ претерпела изменения. ранее 
по данным геологической съемки выделялись отдельно 
Крестовская (32), сырадасайская (33) и Лабакская (34) 
антиклинали. основанием для объединения их в единый 
тектонический элемент 1-го порядка послужило то об-
стоятельство, что они выстраиваются в единую линейно-
вытянутую систему положительных структур, уверенно 
картируемую по данным потенциальных полей (линейная 
зона отрицательных аномалий по карте магнитных ано-
малий) и геологической съемки и имеющую в пределах 
исследуемой части Горного Таймыра единую прираз-
ломную природу. Кроме того, по данным сейсморазвед-
ки нами уточнено строение Крестовской антиклинали, 
по представленной модели она существенно увеличилась 
по площади и трансформировалась в полузамкнутую 
структуру – Крестовский выступ (32), расположенный 
в зоне сочленения сырадасайского и Лескинского ме-
гавалов. Восточнее Крестовского выступа выделяется 
Зырянковское локальное поднятие (35).

с юга сырадасайский мегавал граничит с Моховым 
мегапрогибом (XII), который по сути представляет собой 
продолжение есяяхского мегапрогиба и ограничивает 
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с севера Южно-Таймырскую гряду. Южная граница 
проходит вблизи Пограничного глубинного разлома, 
северная – вблизи Пуринского взброса. В пределах про-
гиба выделяются элементы 2–3-го порядка: Южнинская 
синклиналь (26), выделенная ранее по данным геологосъ-
емки, и Мунутинская седловина (27).

с севера Лескинский мегавал через Макаревичскую 
седловину (51) сочленяется с ефремовским мегавалом 
(XV). Последний выделяется по данным геологической 
съемки и потенциальным полям и имеет субширотную 
ориентировку параллельно сырадасайскому мегавалу. 
В пределах мегавала по данным геологической съемки 
выделяются (с востока на запад) убойнинская (39), 
слободская (40), ефремовская (41) и Лемберовская 
(42) антиклинали. Южная граница мегавала проходит 
вблизи Красносопочного надвига, северная – вблизи 
Малопуринского сброса.

Южнее ефремовского мегавала выделен сырутинский 
мегапрогиб (XIV). Как и в случае с сырадасайским 
и ефремовским мегавалами, граница тектонических 
элементов проведена на основе геологических картах 
с учетом текущих структурных построений (по данным 
сейсморазведки) в комплексе с данными потенциальных 
полей. сырутинский мегапрогиб осложнен рядом струк-
тур 2–3-го порядка: Крестьянской антиклиналью (35), 
Бражниковской синклиналью (36), сырутинской синкли-
налью (37), Дюндакской синклиналью (38).

На севере ефремовский мегавал граничит с Диксонским 
мегапрогибом (XVI), который осложнен в восточной 
части Пясинской синклиналью (52). севернее выде-
ляется Западно-Таймырская мульда (XVII), которая 
осложнена рядом тектонических элементов 2–3-го по-
рядка, выделенных по данным геологической съемки: это 
Малолемберовская антиклиналь (43), Лево-убойнинская 
синклиналь (44), Правообрывистая антиклиналь (45), 
оленья антиклиналь (46), Восточно-убойнинская син-
клиналь (47), Тихая синклиналь (48), Лашкинская анти-
клиналь (49), Аварийная брахисинклиналь (50). 

Многие из тектонических элементов под собствен-
ными именами выделяются впервые. Названия тектони-
ческим элементам присваивались по аналогии с пред-
шествующими работами. Как правило, отправной точкой 
служили фондовые отчеты Ао «Таймыргеофизика» 
и ооо «НПЦ «Геостра», а также данные Государственной 
геологической карты масштаба 1:200 000 и 1:1 000 000. 
В случае если тектонический элемент выделен впервые, 
названия присваивались с учетом местных топонимов 
(названия рек, озер, мысов, населенных пунктов и т.п.).

Заключение
В результате проведенной работы на основе обновлен-

ной сейсмогеологической модели палеозойских отложе-
ний Западного Таймыра с учетом данных потенциальных 
полей, геологической съемки (ГГК-200, ГГК-1000), 

Рис. 6. Структурно-тектоническое районирование западной части Горного Таймыра (в качестве подложки использована ГГК 
(Макарьев и др., 2020))



GEORESURSY   www.geors.ru70

Георесурсы / Georesursy                        2024. Т. 26. № 3. с. 60–72

Рис. 7. Структурно-тектоническое районирование палеозойских отложений Западного Таймыра
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опубликованных и фондовых работ составлена обнов-
ленная структурно-тектоническая схема палеозойских 
отложений Западного Таймыра, отличающаяся высокой 
степенью детальности (рис. 7):

1. Выполнено районирование территории на тектони-
ческие элементы разного порядка – региональные, 
надпорядковые тектонические элементы, структу-
ры 1-го, 2-го и 3-го порядков, а также локальные 
поднятия.

2. обобщена и существенно уточнена разломная 
модель региона.

3. Всем тектоническим элементам и структурам при-
своены собственные названия с учетом результатов 
предшествующих работ.

4. Выделен ряд положительных структур 1-го поряд-
ка, представляющих собой потенциальные зоны 
нефтегазонакопления в палеозойском комплексе 
и являющихся первоочередными объектами для по-
становки дальнейших геологоразведочных работ.

5. Намечен ряд перспективных объектов структур-
ного типа, многие из которых выделены впервые. 
сформирован фонд структур (локальных поднятий) 
по палеозойскому комплексу, являющихся перспек-
тивными объектами на исследуемой территории.

Полученные результаты могут быть использованы 
при:

• оценке перспектив нефтегазоносности и выделении 
перспективных зон нефтегазонакопления в палео-
зойском комплексе;

• выделении перспективных объектов и их ранжи-
ровании;

• присвоении названий перспективным объектам;
• планировании комплекса геологоразведочных работ 

в регионе.
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abstract. Based on an actual seismic geological model, 
a structural-tectonic zoning of the Paleozoic complex of 
Western Taimyr was carried out, including the territory of 
the South Taimyr monocline, where Paleozoic deposits are 
hidden under the Mesozoic sedimentary cover. Zoning was 
carried out for tectonic elements of different orders: regional, 
supra-order, structures of the 1st, 2nd, 3rd orders, local uplifts. 
When compiling a structural-tectonic scheme, an analysis of 
previous tectonic schemes by various authors and currently 

available materials was performed. In addition, much attention 
is paid to the main faults of Western Taimyr.

All available geological and geophysical data reflecting 
the tectonic structure of the study area was used, including 
structural maps of the top of the Paleozoic complex and 
horizons reflecting it’s internal structure, 2D CDP seismic 
sections, maps of potential fields (magnetic and gravity), maps 
of dips and azimuths of reflecting horizons, thickness maps, 
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published and archive papers on this topic, including tectonic 
and geological maps.

As a result, an updated structural-tectonic diagram of 
the Paleozoic deposits of Western Taimyr was compiled, 
characterized by a high degree of detail, the fault model of the 
region was generalized and significantly refined, all tectonic 
elements and structures were assigned their own names, taking 
into account the results of previous studies, positive structures 
of the 1st order, which represent potential zones of oil and gas 
accumulation in the Paleozoic complex.

Keywords: Paleozoic deposits, Taimyr, hydrocarbon 
resources, seismic data, tectonic zoning
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Решение обратной задачи определения начального 
компонентного состава углеводородов газоконденсатного 

месторождения по известным промысловым данным 

А.А. Гимазов1*, Б.Х. Имомназаров2,3, Б.Н. Старовойтова2,3, А.Н. Байкин2,3, В.М. Бабин1, 
Д.Ф. Хамидуллин1, Д.Н. Купоросов1

1Группа компаний Газпромнефть, Санкт-Петербург, Россия 
2Институт гидродинамики им. М.А. Лаврентьева СО РАН, Новосибирск, Россия

3Новосибирский государственный университет, Новосибирск, Россия

работа посвящена вопросу определения композиционного состава пластового газа для газоконденсатных 
месторождений. Предложена методика планирования газоконденсатных исследований (ГКИ), которая позволяет 
оценить возможность получения кондиционных проб пластового флюида. Для случая, когда отбор кондиционных 
проб невозможен, разработан подход для их интерпретации. На первом шаге предлагается численно создавать 
набор композиционных составов добавлением к лабораторному составу «обедненного» газа некоторого коли-
чества равновесного ему конденсата. Получаемые композиционные составы имеют различные давления начала 
конденсации выше давления начала конденсации лабораторного газа. На втором шаге для каждого из полученных 
составов проводится гидродинамическое (ГД) моделирование и выбирается состав, для которого расчетные зна-
чения дебитов конденсата, газа и газоконденсатного фактора (ГКФ) близки к данным ГКИ. Анализ численных 
экспериментов на синтетических данных для характерной скважины показал существенную зависимость ГКФ 
от компонентного состава и малую чувствительность к изменениям основных параметров ГД-модели. При на-
стройке ГД-модели на фактические замеры предложено сначала из набора восстановленных составов выбрать 
состав, для которого модельные значения ГКФ будут наиболее близкими к фактическим, затем при фиксированном 
выбранном составе производить подбор остальных параметров ГД-модели по данным дебитов газа и конденсата. 
Предложенная методика апробирована для одной реальной скважины для определения компонентного состава 
и основных параметров пласта по данным ГКИ. 

Ключевые слова: восстановление компонентного состава, PVT-модель, обратная задача, газоконденсатный 
фактор, гидродинамическое моделирование
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Введение
Получение корректных данных по составу и свойствам 

пластового газа на газоконденсатных объектах имеет 
принципиально важное значение. Широкий диапазон 
неопределенности в этих данных существенно повышает 
риски неверных инвестиционных решений, ошибочных 
прогнозных профилей добычи газа и в особенности кон-
денсата. однако в условиях низкой проницаемости и вы-
сокого потенциального содержания тяжелых компонент 
в пластовом газе отбор кондиционных проб затруднен 
и часто невозможен по объективным причинам. отбор 
лабораторных проб при высоких депрессиях приводит 
к выпадению (потери) тяжелых компонент (с5+-фракций), 
которые играют важную роль в определении термофи-
зических (PVT) свойств газоконденсатной смеси (ГКс). 

Например, давление начала конденсации (Pнк) пластового 
флюида зависит от мольного содержания и молекулярного 
веса тяжелых фракций (Elsharkawy, 2002). 

В таких случаях можно использовать подход, когда 
проводится отбор обедненных проб пластового флюида 
с последующим их «донасыщением» до состояния пласто-
вого газа. Подход к решению задачи донасыщения должен 
быть комплексным и включающим в себя планирование 
исследований в поле и лабораторных условиях, а также 
последующую их интерпретацию. Для этого требуется 
дополнительная информация, которая в стандартных ис-
следованиях не всегда фиксируется, поэтому необходимо 
проводить планирование исследования, которое будет 
учитывать типы компоновки и заканчивания скважины, 
даст оценку возможности отбора кондиционных проб 
и способно спрогнозировать осложнения, которые могут 
возникнуть в ходе проведения исследования. 

В работе (Osfouri, Azin, 2016) рассмотрены основные 
проблемы, возникающие при заборе и последующей ре-
комбинации лабораторных проб. Подчеркнута важность 
требования, чтобы газ сепарации и конденсат находились 
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в состоянии термодинамического равновесия в момент от-
бора. В (Reffstrup, Olsen, 1994) предложена следующая ме-
тодика восстановления пластового флюида: газ сепарации 
и равновесный ему конденсат пошагово рекомбинируются 
до давления начала конденсации, равного пластовому 
давлению. В (Fevang, Whitson, 1994) представлены экс-
периментальные подходы к восстановлению составов 
исходной газоконденсатной смеси по известным составам 
газа сепарации и стабильного конденсата для случая, 
когда давление пласта ниже давления начала конден-
сации и в пласте имеется выпавший конденсат. однако 
эти подходы не апробировались на реальных данных. 
В работе (Bonyadi et al., 2014) описана численная и экс-
периментальная методика одновременного донасыщения 
отобранных на сепараторе проб газа равновесным ему 
конденсатом и определения газоконденсатного факто-
ра (ГКФ). В работах (Брусиловский, Промзелев, 2013; 
Брусиловский, Ющенко, 2016; Schebetov et al., 2010; 
Promzelev et al., 2018) представлены численные методики 
восстановления композиционных составов, позволяющие 
поднять давление начала конденсации до пластового 
давления с использованием только PVT-данных флюида. 
следует подчеркнуть, что во всех методиках донасыще-
ния истинным давлением начала конденсации считается 
пластовое давление, а влияние процессов фильтрации 
в пласте и данные газоконденсатных исследований (ГКИ) 
не учитываются. однако, как показывает практика, газо-
конденсатные месторождения могут характеризоваться 
недонасыщенностью (Лапшин и др., 2019), и для таких 
месторождений Pнк пластового флюида не равно пласто-
вому давлению. 

Целью настоящей работы является разработка способа 
подбора начального компонентного состава пластового 
газа по данным исследования проб, «обедненных» вслед-
ствие выпадения конденсата при высоких депрессиях 
отбора, методом сравнения результатов гидродинамиче-
ского (ГД) моделирования ГКИ с фактическими данными 
дебитов газа и конденсата. Аналогичный подход приме-
нялся в (Yang et al., 2020), где использовался генетиче-
ский многокритериальный оптимизационный алгоритм 
для определения композиционного состава в пласте 
на примере одного из месторождений Китая. однако 
в указанной работе предполагалось, что существуют ре-
презентативные пробы, отобранные в соответствии с ре-
комендациями (Osfouri, Azin, 2016) в начальный период 
разработки пласта. Подбор исходного композиционного 
состава осуществлялся с помощью ГД-моделирования 
с момента запуска скважины в работу до момента за-
бора пробы по минимизации разницы между модельным 
и промысловым дебитом газа и минимизации суммарной 
покомпонентной невязки между искомым составом и со-
ставом пробы. 

В настоящей работе сначала проведено сравнение двух 
численных подходов к донасыщению тяжелыми компо-
нентами композиционного состава реального пластового 
флюида при наличии некондиционной пробы. Далее раз-
работанный способ подбора подходящего состава ГКс 
на основе решения обратной задачи гидродинамического 
моделирования проверен на корректность на синтети-
ческих данных. Предложенная методика апробирована 
на данных с реальной скважины. 

Материалы и методы
В работе предполагается, что пробы пластового газа 

отобраны при больших депрессиях и поэтому являются 
обедненными. Для этих проб проведены лабораторные 
исследования, создана и настроена PVT-модель флюида. 
Под настройкой PVT-модели понимается калибровка 
свойств тяжелых компонент и коэффициентов бинарного 
взаимодействия таким образом, чтобы результаты чис-
ленного моделирования с помощью уравнения состояния 
экспериментов типа дифференциального разгазирования 
(CVD) и контактного разгазирования (CCE) совпадали 
с данными лабораторных исследований. 

Предлагается определять исходный компонентный 
состав пластового газа, объединив методику численного 
донасыщения отобранных проб тяжелыми компонентами 
и ГД-моделирование ГКИ:

1) на первом шаге для обедненного начального ком-
позиционного состава проводится его численное дона-
сыщение тяжелыми компонентами в несколько шагов 
и создаются N различных составов с разными давлениями 
начала конденсации от начального до пластового. 

2) на втором шаге для каждого из полученных N 
составов-кандидатов проводится ГД-моделирование, 
и композиционный состав, при использовании которого 
ГД-модель дает показатели дебитов, наиболее близкие 
к данным геологического журнала (ГЖ), считается 
искомым.

Таким образом, задача определения исходного компо-
зиционного состава пластового газа относится к классу 
обратных задач, когда входные параметры модели опре-
деляются по данным наблюдения. 

В работе используется PVT-модель реальной скважи-
ны с месторождения X, компонентный состав которой 
и основные свойства компонент представлены в табл. 1.

Гидродинамическая модель пласта считается упро-
щенной в том смысле, что пласт представляется однород-
ным, однослойным и изолированным, вода присутствует 
только в виде остаточной насыщенности, а пластовый 
флюид представлен фазами конденсата и газа. При этом 
параметры пласта и относительных фазовых проница-
емостей (оФП) выбираются средними, характерными 
для данного месторождения. 

Для решения обратной задачи о нахождении компо-
нентного состава необходимо сформулировать прямую 
задачу о фильтрации ГКс в пласте и притоке к горизон-
тальной скважине. 

1.1 Постановка прямой задачи о течении 
многокомпонентного флюида в пласте

рассмотрим задачу о притоке газоконденсатной сме-
си к одиночной горизонтальной скважине, на которой 
проведен множественный гидроразрыв пласта (МГрП). 
Предположим, что имеется однородный и однослой-
ный продуктивный пласт мощности H, который пред-
ставляется в виде пористой среды c пористостью ϕ 
и проницаемостью k. В порах горной породы находится 
углеводородная смесь из Nc компонент, которые могут 
находиться в газообразной (газ) или жидкой (конденсат) 
фазах. Фильтрация данного флюида в пласте моделиру-
ется на основе двухфазной композиционной модели (газ 
и конденсат). Для каждой из компонент выполняется закон 
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сохранения массы, а движение фаз подчиняется закону 
Дарси. Вода присутствует как неподвижная пассивная 
фаза с заданной начальной насыщенностью. Кроме того, 
предполагается, что в любой момент времени система 
газ – конденсат находится в термодинамическом равно-
весии. Для замыкания системы уравнений необходимо 
задать уравнение состояния пластового флюида, например 
Пенга – робинсона, и зависимости капиллярного давления 
и оФП от насыщенности газом. рассматриваемый сек-
тор месторождения считается изолированным, поэтому 
на всех внешних границах задается условие непротека-
ния. Данная система уравнений является общепринятой 
и описана подробно во многих источниках, например 
в (Myron, 2021). 

Закрепленные трещины гидроразрыва пласта (ГрП) 
ориентированы перпендикулярно скважине и харак-
теризуются полудлиной xf, эффективной шириной wf 

и проницаемостью проппантной пачки kf. Течение в каж-
дой трещине подчиняется соответствующим усредненным 
по трещине законам сохранения массы и закону Дарси. 

На скважине давление в фазах полагается равным за-
бойному давлению Pзаб, заданному одинаковым вдоль всей 
горизонтальной части ствола без учета трения. 

В начальный момент времени давление в пласте по-
лагается равным Pпл и считается, что изначально в пласте 
находился только газ с остаточной водной фазой фикси-
рованной насыщенности.

В настоящей работе расчет прямой задачи проводится 
с использованием академической лицензии симулятора 
tNavigator (tNavigator 23.1, 2023).

Результаты и обсуждение 
2.1 Методика планирования гКи
При планировании ГКИ необходимо учитывать про-

мысловые и технологические ограничения. Так, согласно 
Инструкции Газпрома (р-Газпром, 2011), при проведении 
ГКИ создаваемая на пласт депрессия должна быть не более 
10% для полностью насыщенных залежей. существует 
также ограничение на минимально необходимую скорость 
восходящего потока на башмаке насосно-компрессорной 
трубы (НКТ), определенную по критериям сохранения дис-
персно-кольцевого потока в вертикальных трубах – не ме-
нее 2,5 м/с, согласно Инструкции Газпрома. Минимальную 
скорость также можно рассчитать по другим методикам 
(Turner et al., 1969; Коротаев, Ширковский, 1984).

однако для низкопроницаемых коллекторов не всегда 
возможно удовлетворить одновременно критерию ми-
нимальной скорости выноса с башмака НКТ (требуется 
высокая депрессия и дебит) и ограничению максималь-
ной депрессии на пласт (требуется не превысить реко-
мендованную депрессию). На рис. 1. приведен пример 
характеристик двух скважин: высоко- и низкопродук-
тивной. Для высокопродуктивной скважины режимы 

Табл. 1. Компонентный состав и основные свойства компо-
нент газоконденсатной смеси с реальной скважины место-
рождения X

Компо-
нента 

Мольные 
доли, % 

Крит. 
температура, 
K 

Крит. 
давление, 
бар 

Ацентри-
ческий 
фактор 

N2 0,236 126,20 33,94 0,04 
CO2 0,955 304,20 73,76 0,225 
C1 85,35 190,60 46,00 0,008 
C2 6,494 305,40 48,84 0,098 
C3 2,444 369,80 42,46 0,152 
IC4 0,556 408,10 36,48 0,176 
C4 0,696 425,20 38,00 0,193 
IC5 0,266 460,40 33,84 0,227 
C5 0,244 469,60 33,74 0,251 
C6 0,262 530,64 32,76 0,295 
C7 0,430 557,83 34,57 0,465 
C8 0,628 581,65 31,81 0,501 
C9 0,301 602,94 29,04 0,538 
C10 0,223 622,42 26,28 0,577 
C11 0,126 640,18 23,89 0,616 
C12 0,103 656,61 22,46 0,652 
C13 0,088 671,52 21,65 0,684 
C14 0,078 685,26 21,58 0,711 
C15 0,075 698,69 20,67 0,743 
C16 0,072 711,82 19,67 0,777 
C17 0,043 724,56 18,72 0,812 
C18 0,053 736,78 17,99 0,844 
C19 0,029 748,42 17,41 0,875 
C20 0,035 759,77 16,91 0,905 
C21 0,031 770,85 16,47 0,934 
C22 0,019 781,65 16,06 0,963 
C23 0,023 792,17 15,69 0,991 
C24 0,019 802,50 15,36 1,018 
C25 0,017 812,63 15,06 1,044 
C26 0,015 822,37 14,81 1,068 
C27 0,013 831,91 14,64 1,091 
C28 0,011 841,09 14,51 1,113 
C29 0,010 849,98 14,39 1,133 
C30–С31 0,016 862,89 14,23 1,161 
C32–С34 0,016 883,61 14,02 1,204 
C35–С37 0,010 907,81 13,83 1,250 
C38–C41 0,007 934,34 13,64 1,292 
C42–C50 0,006 974,77 13,43 1,339 

Рис. 1. Пример подбора режимов ГКИ для высокопродуктив-
ной скважины (сверху) и низкопродуктивной скважины (сни-
зу). Зеленым отмечен допустимый диапазон для проведения 
ГКИ
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с достаточной скоростью на башмаке НКТ (Коротаев, 
Ширковский, 1984) достигаются при дебитах, находящих-
ся правее точки А (рис. 1). режимы с депрессией менее 
10% (от величины пластового давления) – левее точки 
В. Таким образом, для высокопродуктивной скважины 
существует некоторый диапазон для проведения ГКИ. 
однако для низкопродуктивной скважины минимальная 
скорость выноса достигается лишь при депрессии более 
60%, что приводит к отбору некондиционной пробы. 

Таким образом, возникает задача определения истин-
ного композиционного состава пластового флюида по его 
некондиционным пробам. 

При отборе проб существуют также другие ограниче-
ния, связанные с работой оборудования на поверхности: 
унос капель жидкости в газе, гидратообразование в по-
верхностной обвязке, выпадение парафинов в сепараци-
онной емкости, а также ограничения по скорости течения 
в трубах. Влияние данных ограничений на планирование 
ГКИ и выбор режимов будут рассмотрены в отдельной 
работе. 

2.2 Методика восстановления состава пластовой 
газоконденсатной смеси

Во всех численных и экспериментальных методиках 
восстановления пластового флюида (Брусиловский, 
Промзелев, 2013; Брусиловский, Ющенко, 2016; Schebetov 
et al., 2010) предлагается смешивать состав лабораторного 
газа с равновесным ему конденсатом, повышая тем самым 
давление начала конденсации получающейся смеси. 
Пусть имеется начальный газ (Газ0) с компонентным 
составом C0, пластовой температурой Т0 и давлением 
начала конденсации Pнк0 ниже заданного пластового дав-
ления Pпл. Требуется получить набор композиционных 
составов {Газ1, Газ2, Газ3,…, ГазN} с давлениями начала 
конденсации равными Pнк0 < Pнк1 < Pнк2 <… < PнкN = Pпл 
соответственно. указанное множество давлений начала 
конденсации считается заданным. рассматривается изо-
термический случай, когда температура всех составов 
равна температуре начального состава T0. 

В работах (Брусиловский, Промзелев, 2013; Promzelev 
et al., 2018) предлагается последовательно добавлять 
на i-м шаге к пластовому газу Газi с Pнкi такое количество 
равновесного ему конденсата, чтобы получался новый 
состав газа Газi+1 с требуемым давлением начала конден-
сации Pнкi+1. Такой подход назовем подходом 1 со схемой 
довосстановления, приведенной на рис. 2. Таким образом, 
композиционный состав с давлением начала конденсации, 
равным пластовому давлению, получается последователь-
ным восстановлением составов. 

В настоящей работе предлагается альтернативный 
метод, аналогичный (Schebetov et al., 2010), когда довос-
становление производится до требуемого давления Pнкi 
за один шаг. считается, что начальный состав С0 может 
быть получен обеднением некоторых различных составов 
C1, C2, …, CN с разными давлениями начала конденсации, 
равными соответственно Pнк1, Pнк2,…, PнкN. Иными сло-
вами, при приведении этих различных составов к дав-
лению p = Pнк0 они все дают исходный состав С0. Таким 
образом, составы с разными Pнк получаются в результате 
смешивания Газ0 и Конд0 в разных пропорциях. схема 

довосстановления составов при таком подходе, который 
назовем подход 2, приведена на рис. 3.

Критерием состоятельности процедуры довосста-
новления композиционного состава является требование 
того, чтобы восстановленный состав при его приведении 
к начальному давлению p = Pнк0 соответствовал поведению 
начального состава С0. При разработке газоконденсатных 
месторождений важной характеристикой являются оценка 
потенциального содержания тяжелых компонент на пла-
стовый газ (Пс5+) и кривая потерь конденсата, поэтому 
при анализе методик довосстановления состава будем 
опираться на эти кривые. 

Предлагается сравнить две методики довосстанов-
ления на PVT-модели реального пластового флюида 
(табл. 1) с пластовой температурой 109 °с и Pнк = 537 бар. 
Исходный компонентный состав (табл. 1) в PVT-дизайнере 
(tNavigator 23.1, 2023) приводится к термодинамическому 
равновесию при давлении в 250 бар. Получаемый при этом 
состав газа принимается за обедненный начальный состав 
C0 с Pнк0 = 250 бар. Затем проводятся процедуры довос-
становления состава C0 до исходного с Pнк = 537 бар двумя 
подходами, так чтобы давления начала конденсации Pнкi 
были равны 284, 349, 405, 442, 470, 493, 512, 527, 537 
бар. Восстановленные составы, полученные с помощью 
подхода 1 и подхода 2, назовем как состав 1 и состав 2 
соответственно и проведем их сравнение с исходным. 

Кривые потери конденсата и Пс5+ рассчитываются 
по результатам моделирования процесса разгазирования 
(CVD) в PVT-дизайнере (tNavigator 23.1, 2023) с шагом 
по давлению в 20 бар, т.е. всего 27 ступеней с давлениями 
537, 517, 497, …, 17 бар. На каждой ступени по определя-
емому компонентному составу газа рассчитывается Пс5+ 
в соответствии с (ГосТ р 57851.4–2017, 2017).

,  (1)

где i – номер ступени разгазирования, i = 0 соответ-
ствует давлению 537 бар, n – карбоновое число, (yCn)i 
и (MwCn) i – молярная доля (%) компоненты с карбоновым 
числом n и ее молекулярная масса (г/моль) на i-й ступени 

Рис. 2. Схема довосстановления составов для подхода 1. Кондi 
обозначает равновесный к Газi конденсат. Однонаправленные 
стрелки обозначают смешивание (+) и получение нового со-
става. Двунаправленные стрелки обозначают равновесность

Рис. 3. Схема довосстановления составов для подхода 2. 
Обозначения см. на рис. 2
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соответственно, 24,04 – молярный объем в стандартных 
условиях (дм3/моль). Потери конденсата рассчитываются 
как разница между Пс5+ состава при стартовом давлении 
в 537 бар и Пс5+ состава газа на каждой ступени. 

На рис. 4 приведены кривые Пс5+ и потерь конден-
сата в зависимости от давления для исходного состава 
и для восстановленных составов по двум подходам. 
Графики на рис. 4 демонстрируют, что кривые Пс5+ 
и потерь конденсата (кривые 1 и 3 соответственно) 
для исходного и восстановленного по подходу 2 составов 
совпадают. Довосстановление по подходу 1 дает более 
«бедный» по Пс5+ состав (кривая 2), чем по подходу 2, 
и занижает потери конденсата (кривая 4) по сравнению 
с исходным составом. 

Покомпонентные ошибки в процентах для восста-
новленных по двум подходам составов по отношению 
к исходному составу представлены на рис. 5, где величина 
ошибки по оси Oy откладывается в логарифмическом 
масштабе. углеводородные компоненты упорядочены 
по возрастанию карбонового числа. 

отметим, что ошибки по легким компонентам до nC5 
включительно для обоих подходов малы. однако с ростом 
карбонового числа покомпонентная ошибка по подходу 1 
растет и в последней псевдокомпоненте с45–с50 достигает 
200%. В свою очередь, подход 2 дает состав практиче-
ски идентичный исходному, поскольку разброс ошибки 
по мольным долям не превышает 0,5%. Таким образом, 
подход 1 хотя и дает состав с Pнк равным исходному, 
но не воспроизводит показатели Пс5+ и дает большую 
погрешность в мольных долях компонент. В дальнейшем 
будет использоваться только подход 2. 

2.3 Решение обратной задачи об определении 
начального компонентного состава 
на синтетических данных 

Проведем апробацию предлагаемого в работе подхода 
к определению композиционного состава на синтети-
ческих данных. Для такой постановки задачи фактиче-
ские исторические данные дебитов газа и конденсата 
генерируются расчетом на ГД-модели при подстановке 
некоторого компонентного состава в качестве фактиче-
ского. Пластовое давление принимается равным 600 бар 
и используется PVT-модель из табл. 1. 

Вначале генерируются 3 обедненных состава приве-
дением исходного (табл. 1) к давлению 250, 300, 350 бар 
соответственно. Затем проводится довосстановление этих 
обедненных составов подходом 2, и создается 25 компози-
ционных составов с разными давлениями Pнк от давлений 
(250, 300, 350 бар) до пластового. В качестве фактического 
выбирается состав с Pнк = 506,08 бар (табл. 2), восстанов-
ленный от обедненного состава с Pнк = 250 бар и исклю-
ченный в дальнейшем из перебора. 

2.3.1 гидродинамическая модель в симуляторе 
tNavigator

Для решения прямой задачи как элемента решения 
обратной создается ГД-модель в симуляторе tNavigator. 
В рамках рассматриваемой постановки задачи о моде-
лировании газоконденсатных исследований будем пред-
полагать, что продуктивный пласт является однород-
ным и представляет собой параллелепипед размером 
4000 × 4000 × 25 м по осям X, Y, Z соответственно. ось 
Z направлена вниз. Горизонтальная скважина находится 
в центре пласта. На скважине проведен МГрП с 6 трещи-
нами ГрП, расположенными равноудаленно друг от друга 
и ориентированными перпендикулярно стволу. основные 
параметры пласта и трещин приведены в табл. 3. 

Дискретизация области и уравнений модели произво-
дится согласно функциональности симулятора tNavigator. 

Рис. 4. Кривые ПС5+ и потерь конденсата для исходного состава и восстановленных по подходу 1 (состав 1) и по подходу 2 (со-
став 2). Цифрами обозначены линии для удобства описания в тексте

Рис. 5. Относительная ошибка мольного содержания компо-
нент по отношению к исходному составу для восстановлен-
ных по двум подходам составов
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Вдоль ствола скважины и в окрестности трещин размер 
ребра расчетных блоков составляет 10 м. В остальных 
частях расчетной области размер блока увеличивается 
по мере удаления от ствола скважины до 200 м на границе 
области. схема пласта вблизи скважины и поле давления 
в плоскости XY в некоторый момент времени t приведены 
на рис. 6.

относительные фазовые проницаемости моделиру-
ются корреляциями Кори для систем газ – конденсат 
и вода – конденсат со значениями концевых точек оФП, 
представленными в табл. 4. Здесь для системы газ – кон-
денсат введены следующие обозначения: SGL, SGu, SGCR – 
минимальная, максимальная и критическая насыщенности 
газом соответственно, SOGCR – критическая насыщенность 

конденсатом, krGR, krORG, nG, noG – проницаемость по газу 
при остаточной насыщенности конденсатом, проницае-
мость по конденсату при остаточной насыщенности газом, 
степени Кори по газу и конденсату соответственно, pcOG, 
npG – значение капиллярного давления и степень для ка-
пиллярного давления соответственно. Для системы вода 
– конденсат параметры SWL, SWU, SWCR, SOWCR, krWR, krORW, nW, 
nOW, pcOW, npW имеют аналогичный смысл.

Исследование скважины моделируется четырьмя 
режимами работы скважины с различными значениями 
депрессий, равными 72, 108, 153 и 109,5 бар, и продол-
жительностью 2, 2, 3 и 5 дней соответственно. 

2.3.4 Решение обратной задачи по подбору 
состава в отсутствии неопределенности в остальных 
параметрах модели

Для решения обратной задачи использован модуль 
адаптации симулятора tNavigator (tNavigator 23.1, 2023). 
При этом в качестве составов-кандидатов взяты восста-
новленные составы, приведенные в табл. 5 с указанием 
номера состава, давления начала конденсации начального 
состава (от которого проводилось восстановление), давле-
ния начала конденсации восстановленного состава и его 
ошибка по Пс5+ в процентах по отношению к фактиче-
скому составу. В качестве метода адаптации выбирается 
перебор по сетке составов, а для целевых функций ис-
пользуются невязки по дебитам газа, конденсата и ГКФ.

В результате численных экспериментов замече-
но, что модуль адаптации в программе tNavigator 

Табл. 2. Фактический композиционный состав, используемый при решении обратной задачи на синтетических данных

Компонента Мольные доли % Компонента Мольные доли % Компонента Мольные доли % 
N2 0,237 C10 0,209 C23 0,017 
CO2 0,956 C11 0,119 C24 0,014 
C1 85,656 C12 0,098 C25 0,013 
C2 6,496 C13 0,083 C26 0,010 
C3 2,436 C14 0,074 C27 0,009 
IC4 0,553 C15 0,058 C28 0,008 
C2 0,690 C16 0,054 C29 0,007 
IC5 0,262 C17 0,031 C30–С31 0,011 
C5 0,240 C18 0,038 C32–С34 0,011 
C6 0,239 C19 0,021 C35–С37 0,007 
C7 0,423 C20 0,028 C38–C41 0,005 
C8 0,566 C21 0,024 C42–C50 0,004 
C9 0,279 C22 0,014   

Табл. 3. Параметры пласта и трещин, используемые в ГД-
модели по умолчанию

Параметр Значение Размерность 
Глубина залегания, h 3600 м 
Длина горизонтального ствола, L  1000 м 
Мощность пласта, H 25 м 
Пористость пласта, ϕ 0,14 – 
Проницаемость пласта, k 0,1 мД 
Температура пласта, Tпл 109 °С 
Пластовое давление, Pпл 600 бар 
Песчанистость, NTG 0,5 – 
Полудлина трещин ГРП, xf  50 м 
Ширина трещин ГРП, wf 0,3 м 
Проницаемость трещин ГРП, kf 300 мД 

Рис. 6. Схема пласта в окрестности скважины c МГРП 
в сечении плоскостью XY. Картой показан расчет давления 
в tNavigator в некоторый момент времени

Табл. 4. Значения концевых точек ОФП

Параметр Значение Параметр Значение 
SGL 0,1159 SWU 0,8841 
SGU 0,4174 SWCR 0,6 
SGCR 0,1159 SOWCR 0,063 
SOGCR 0,063 krORW 0,029844 
krORG 0,02984375 krWR 0,013 
krGR 0,23875 nOW 2 
nOG 4,53 nW 2 
nG 4,88 npW 4,86 
npG 3,8 pcOG 0,4426 
SWL 0,5826 pcOW 0,13933055 



www.geors.ru 79

Георесурсы / Georesursy                        2024. Т. 26. № 3. с. 73–86

при минимизации любой из невязок выбирает состав 
с порядковым номером 15 (табл. 5), соответствующий 
Pнк = 499,01 бар (рис. 7). отметим, что в данном случае 
варьируются только компонентные составы, а остальные 
параметры гидродинамической модели фиксируются.

если дополнительно вычислить среднюю покомпо-
нентную относительную ошибку по каждому из составов-
кандидатов в сравнении с фактическим компонентным со-
ставом (рис. 8), то можно заметить, что модуль адаптации 
выбирает состав со сравнительно меньшим значением Pнк 
в качестве наиболее близкого к фактическому, у которого 
Pнк = 506,08 бар. Тем не менее с точки зрения метрики 
близости значения Пс5+ найденный состав является самым 
подходящим из приведенных.

отметим, что для применения методики возникают 
дополнительные требования к проведению ГКИ: подроб-
ная запись датчиков глубинного давления, полная запись 
показаний расходомеров по газу, замеров конденсата 
по сепаратору, определение плотностей газа и конденсата 
и т.д. Требования связаны с необходимостью наличия 
подробного набора данных для адаптации.

2.4 анализ чувствительности решения обратной 
задачи к неопределенности в параметрах модели

Для анализа чувствительности решения обратной за-
дачи к неопределенности в неварьируемых параметрах 
модели выбран метод «One at time». При таком подходе 

Рис. 7. Относительные невязки по дебиту газа, конденсата и ГКФ для каждого из составов-кандидатов

Рис. 8. Средняя покомпонентная относительная ошибка в процентах относительно фактического состава для каждого из 24 составов

Табл. 5. Составы в соответствии с их Pнк и порядковым номером 
при переборе в процессе решения обратной задачи (адаптации)

Номер 
состава 

Pнк 
начального 
состава, бар 

Pнк 
восстановленного 
состава, бар 

Ошибка ПС5+ по 
отношению к 
фактическому, % 

1 250 250 32,36 
2 250 267,53 32,17 
3 250 284,55 31,9 
4 250 320,5 30,84 
5 250 336,95 30,08 
6 250 355,17 28,96 
7 250 372,09 27,63 
8 250 389,75 25,88 
9 250 404,91 24,05 
10 250 420,02 21,88 
11 250 437,64 18,85 
12 250 469,92 11,52 
13 250 487,19 6,59 
14 350 492,28 3,66 
15 300 499,01 1,6 
16 350 502,71 5,81 
17 300 513,31 5,84 
18 250 516,47 4,21 
19 250 525,31 8,23 
20 250 537,62 17,22 
21 250 542,41 17,22 
22 250 562,17 30,43 
23 250 579,69 45,47 
24 250 600,07 70,51 
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фиксируется некоторый срединный набор параметров 
ГД-модели и находится решение задачи, называемое 
срединным, а затем параметры варьируются в заданных 
пределах по одному за раз при фиксированных остальных 
и отслеживается степень изменения решения задачи отно-
сительно срединного решения. В данном случае использу-
емые срединные значения параметров пласта, трещин ГрП 
и оФП заданы в табл. 3, 4. Поскольку для этих фиксиро-
ванных значений параметров решением обратной задачи 
является состав 15 (табл. 5) с Pнк = 499,01 бар, то состав 15 
и будет считаться срединным композиционным составом. 

В численных экспериментах каждый из параметров 
(табл. 3, 4) варьируется на 20% в большую и меньшую 
сторону за исключением проницаемости пласта. В силу 
особенностей данной неопределенности проницаемость 
изменяется от 0,05 до 1 мД. 

Чувствительность решения обратной задачи к неко-
торому параметру предлагается определять по составу, 
который выбирается в качестве решения при измене-
нии значения этого параметра, и численно оценить 
эту чувствительность можно по изменению величины 
Пс5+. Таким образом, для 14 приведенных параметров 
(табл. 3, 4) получается 28 численных экспериментов, 
проведенных в модуле адаптации tNavigator. Для каждого 
эксперимента запускается решение обратной задачи по на-
хождению компонентного состава перебором по сетке 
(24  состава из табл. 5). 

результаты решения обратной задачи при изменении 
параметров ГД-модели (внесение неопределенности) 
представлены в табл. 6, где приведены значения ва-
рьируемого параметра, невязки по дебиту газа, дебиту 
конденсата и ГКФ, а также номер выбираемого состава 
по каждой из невязок. отсюда следует, что при наличии 
неопределенностей в параметрах задачи выбор невязки, 
по минимизации которой проводится выбор компози-
ционного состава, имеет большое значение. если, на-
пример, в качестве значения проницаемости взять 1 мД 
и целевой функцией задать невязку по дебиту конденсата, 
то после решения обратной задачи получим 1-й состав, 
а если целевой функцией взять невязку по дебиту газа, 
то определяется 24-й состав (рис. 9). отметим, что оба 
выбираемые состава, и 1-й, и 24-й состав, имеют большую 
погрешность по Пс5+ в сравнении с фактическим составом 
(табл. 5, последний столбец). 

Кроме того, анализ данных табл. 6 показывает, что ре-
шение обратной задачи (выбираемый состав) по дебитам 
газа и конденсата меняется при изменении таких пара-
метров, как полудлина трещины ГрП, песчанистость, 
температура пласта и два параметра оФП (минимальная 
насыщенность водой SWL и относительная фазовая про-
ницаемость по газу при остаточной насыщенности кон-
денсатом krGR). Изменение других параметров в указанных 
пределах не вносит ошибку в решение обратной задачи 
в том смысле, что выбирается срединный состав. 

Табл. 6. Невязки по дебитам газа, конденсата, ГКФ и номера выбранных составов, найденные при решении обратной задачи при из-
менении параметров ГД-модели в рамках анализа чувствительности

Параметр Значение Невязка по 
дебиту 
конденсата, % 

Состав по 
дебиту 
конденсата 

Невязка по 
дебиту 
газа, % 

Состав по 
дебиту 
газа 

Невязка 
по ГКФ, 
% 

Состав 
по ГКФ 

Полудлина трещины, м  40 0,19 20 1,53 2 0,158 15 
Полудлина трещины, м 60 0,4 12 0,27 23 0,158 15 
Песчанистость 0,4 0,42 22 2,9 2 0,159 15 
Песчанистость 0,6 0,29 19 0,64 2 0,159 15 
Проницаемость, мД 0,05 0,99 24 5,53 1 0,159 15 
Проницаемость, мД 1 19,26 1 32,45 24 0,16 15 
Температура, °C 87,2  0,02 15 0,04 13 0,159 15 
Температура, °С 130,8 0,5 15 0,02 14 0,158 15 
krGR 0,191 0,22 21 1,68 1 0,159 15 
krGR 0,2865 0,38 12 0,29 23 0,159 15 
SGL 0,0927 0,4 15 0,03 15 0,159 15 
SGL 0,1391 0,31 15 0,11 15 0,159 15 
SWL 0,4661 0,25 13 0,25 22 0,159 15 
SWL 0,6991 0,51 19 0,78 1 0,159 15 
krORG 0,0239 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
krORG 0,0358 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
pcOG 0,3541 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
pcOG 0,531 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
pcOW 0,1115 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
pcOW 0,1672 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
SOGCR 0,0504 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
SOGCR 0,0756 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
nG 3,904 0,46 15 0,05 15 0,159 15 
nG 5,856 0,25 15 0,17 15 0,159 15 
nOG 3,624 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
nOG 5,436 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
npG 3,04 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
npG 4,56 0,36 15 0,06 15 0,159 15 
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следует подчеркнуть, что в качестве решения обратной 
задачи по невязке по ГКФ вне зависимости от значения 
варьируемого параметра выбирается один и тот же 15-й 
состав, который и является срединным. Таким образом, 
решение обратной задачи об определении компонентного 
состава по невязке по ГКФ является малочувствительным 
к изменению остальных параметров ГД-модели. 

2.5 Влияние неопределенности в гКФ на решение 
обратной задачи

Предположим, что в исторических значениях ГКФ 
есть погрешность в пределах 10%. Такая ситуация моде-
лируется следующим образом. В фактические значения 
ГКФ искусственно вносится погрешность порядка ±10%, 
или, иными словами, ГКФ равномерно по всем времен-
ным точкам уменьшается или увеличивается на 10%. 
На основании фактических дебитов конденсата и изме-
ненного ГКФ пересчитываются фактические дебиты газа. 
Для таких измененных дебитов газа, дебитов конденсата 
и ГКФ при срединных параметрах ГД-модели (табл. 3, 4) 
запускается процесс подбора наиболее подходящего ком-
позиционного состава по минимизации невязки по ГКФ 
и получаются следующие результаты. Вместо 15-го со-
става модуль адаптации определяет либо 13-й, либо 19-й 
состав (табл. 7). При этом ошибка в Пс5+ по отношению 
Пс5+ фактического и срединного (15-го) составов состав-
ляет от 6% до 9%.

На рис. 10 приведены относительные покомпо-
нентные ошибки выбираемых 13-го и 19-го составов, 

а также срединного 15-го по отношению к фактическому. 
углеводородные компоненты упорядочены по возраста-
нию карбонового числа. Из гистограммы на рис. 10 следу-
ет, что ошибка в определении ГКФ приводит либо к завы-
шенной, либо к заниженной оценке содержания тяжелых 
компонент. отметим, что для углеводородных компонент 
с с1 по с14 покомпонентные ошибки обоих составов (13-й 
и 19-й) не превышают 7%, а ошибка для более тяжелых 
компонент может превышать 25%. При этом суммарное 
мольное содержание в процентах углеводородных ком-
понент с iс5 по с14 для фактического, 15-го, 13-го и 19-го 
составов имеют близкие значения, равные 2,59%, 2,64%, 
2,54% и 2,68% соответственно. суммарные мольные доли 
оставшихся тяжелых углеводородных компонент (с с15 
по с42–с50) не превышают 0,5% и ошибки в определении 
содержания этих компонент в составах не приводят к зна-
чительным ошибкам в оценке Пс5+.

2.6 Применение методики к реальным данным
На основании проведенного анализа чувствительно-

сти решения обратной задачи на синтетических данных 
(п. 2.5) можно сделать вывод, что при наличии существен-
ных неопределенностей в основных параметрах модели 
уточнение компонентного состава нельзя проводить 
по невязкам дебитов конденсата или газа. Кроме того, 
оказывается, что ГКФ малочувствителен к изменениям 

Табл. 7. Результаты решения обратной задачи о нахождении 
компонентного состава при внесении погрешности фактиче-
ского ГКФ в интервале ±10%

Ошибка ГКФ, 
% 

Выбранный 
состав; Pнк, 
бар 

Ошибка ПС5+ 
по отношению 
к ПС5+ 
срединного 
состава, % 

Ошибка ПС5+ 
по отношению 
к ПС5+ 
фактического 
состава, % 

–10 (мин) 19; Pнк = 525 6,5 8,2 

0 (нет  
ошибки ГКФ) 

15; Pнк = 499 0 1,6 

+10 (макс) 13; Pнк = 487 8,1 6,6 

Рис. 10. Относительные ошибки мольного содержания компо-
нент в процентах для 13-го, 15-го и 19-го составов по отноше-
нию к фактическому составу

Рис. 9. Относительные невязки по дебиту газа, конденсата и ГКФ для каждого из составов-кандидатов при значении проницаемо-
сти 1 мД в ГД-модели
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основных параметров ГД-модели, что позволяет коррек-
тно определять компонентный состав вне зависимости 
от неопределенности в параметрах пласта, трещин и оФП. 

Таким образом, задачу подбора параметров ГД-модели 
при наличии неопределенности в композиционном со-
ставе пластового флюида предлагается разделить на две 
независимые подзадачи:

1) первоначальный подбор композиционного состава 
путем минимизации невязки по ГКФ из предварительно 
созданного набора составов, полученных донасыщением 
некоторого начального газа тяжелыми компонентами;

2) последующий подбор остальных параметров ГД-
модели по дебитам газа и/или конденсата при фиксиро-
ванном найденном на предыдущем шаге композиционном 
составе.

Предложенная методика апробирована на промысло-
вых данных, полученных при исследовании скважины 
Х27 с горизонтальным окончанием месторождения X. 
Для рассматриваемой скважины отсутствовала точная 
информация об основных параметрах пласта, трещин 
ГрП, оФП и состава газоконденсатной смеси. На практике 
в таких случаях используют данные скважин-аналогов 
и композиционные составы-аналоги. составом-аналогом 
для Х27 является состав, приведенный в табл. 1, а пара-
метры скважин-аналогов приведены в табл. 3, 4. 

Данные, собранные в ходе ГКИ, включают значения 
устьевых давлений, дебитов газа, измеренных с по-
мощью расходомера, дебитов стабильного конденсата, 
замеренных по сепаратору. Пластовое давление для Х27 
оценивается в 600 бар, а давление на забое пересчиты-
вается по устьевым давлениям. Из данных по давлению 
исключены аномальные значения и выбросы и выделены 
четыре режима работы скважины в ходе ГКИ, которые 
отражены на рис. 11.

Для расчета прямой задачи используется ГД-модель, 
аналогичная построенной в п. 2.3.1, в которой число тре-
щин ГрП увеличено до 9 и реализован режим изменения 
забойного давления в соответствии с графиком на рис. 
11. Кроме того, в модели установлены параметры двух-
ступенчатого сепаратора для дальнейшего пересчета де-
битов при заданных термобарических условиях. Давление 
и температура первой ступени сепаратора на каждом из че-
тырех режимов задается согласно ГЖ, вторая ступень се-
паратора соответствует стандартным условиям (давление 
1,01325 бар, температура 20 °с). В качестве фактического 

исторического ГКФ принимается отношение дебитов газа 
по расходомеру в м3 и стабильного конденсата по сепара-
тору в м3, приведенных в стандартные условия. 

Такая модель способствует более реалистичному 
описанию процессов и позволяет учитывать специфику 
каждого режима отдельно. однако следует отметить, 
что рассматривается упрощенная постановка, поскольку 
моделируется одиночная скважина в однородном пласте 
и предполагается, что в начальный момент времени 
в пласте находится однофазный флюид – газ. Давление 
в пласте начинает падать за счет отбора флюида только 
после запуска скважины с первого режима.

В силу широкой неопределенности по давлению на-
чала конденсации пластового флюида число составов 
(табл. 5) расширено до 39 (табл. 8) так, чтобы Pнк не толь-
ко покрывало широкий диапазон значений от 250 бар 

Рис. 11. Зависимость забойного давления от времени для сква-
жины X27 при проведении ГКИ

Табл. 8. Восстановленные составы и результаты работы 
модуля адаптации при апробации разработанной методики 
на реальных данных

Номер 
состава 

Pнк начального 
состава, бар 

Pнк восстановленного 
состава, бар 

Невязка по 
ГКФ, % 

32 300 562,7 3,5 
39 350 589,47 4,22 
22 250 562,17 4,47 
33 350 600,04 5 
21 250 542,41 5,05  
38 300 582,63 6,26 
20 250 537,62 6,73 
31 350 529,32 8,75 
34 300 600,06 11,33 
23 250 579,69 11,54 
19 250 525,31 14,12 
35 250 585,43 15,31 
16 350 502,71 18,54 
17 300 513,31 18,54 
36 250 592,16 20,7 
18 250 516,47 22,28 
37 250 595,17 23,44 
14 350 492,28 23,48 
24 250 600,07 28,46 
15 300 499,01 29,3 
30 300 470,52 57,27 
29 350 428,88 59,82 
13 250 487,19 64,73 
27 350 389,73 81,33 
12 250 479,19 99,2 
28 300 419,91 119,28 
26 300 387 158,22 
11 250 437,64 180,14 
25 300 356,95 187,69 
10 250 420,02 228,6 
9 250 404,91 270,83 
8 250 389,75 312,6 
7 250 372,09 356,8 
6 250 355,17 396,23 
5 250 336,95 431,59 
4 250 320,5 458,4 
3 250 285,55 498,37 
2 250 267,53 509,35 
1 250 250 516,13 
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Табл. 9. Полученные значения параметров ГД-модели при реше-
нии обратной задачи при адаптации на реальные данные дебитов

Параметр Найденное 
значение 

Параметр Найденное 
значение 

Проницаемость, мД 0,375 nG 5,01 
Полудлина трещины, м 89 npG 1,9 
Песчанистость 0,76 nOG 3,9 
Температура пласта, °C 113,4 nW 2,78 
Пористость 0,19 npW 5,3 
krGR 0,39 nOW 2,14 
krORG 0,18 pcOG 0,33 
krWR 0,0019 pcOW 0,19 
SGL 0,271 npG 1,9 
SWL 0,49 nOG 3,9 
SOGCR 0,077   

Рис. 13. Сравнение реальных дебитов конденсата по ГЖ 
(черные точки) и полученных в ходе подбора параметров 
ГД-модели

Рис. 14. Сравнение реальных дебитов газа по ГЖ (черные точ-
ки) и полученных в ходе подбора параметров ГД-модели

до пластового, равного 600 бар, но и присутствовала 
вариативность компонентного состава. 

На рис. 12 приведены реальные показатели ГКФ 
по ГКИ, которые отмечены черными точками, и про-
фили ГКФ по расчету на ГД-модели для некоторых со-
ставов из табл. 8. следует отметить зависимость ГКФ 
от композиционного состава. Так, например, 24-й и 33-й 
составы, восстановленные из начальных составов с Pнк 
250 и 350 бар соответственно, имеют Pнк, близкое к 600 
бар, но при этом у них различное мольное содержание 
тяжелых компонент, и они дают разные значения ГКФ. 

Далее решается обратная задача подбора наиболее под-
ходящего композиционного состава по данным ГКФ с ис-
пользованием модуля адаптации tNavigator. результаты 
работы модуля демонстрируются в табл. 8, где приведены 
номер состава, давление начала конденсации начального 
состава, от которого он был восстановлен, Pнк состава, не-
вязка по ГКФ. В результате по наименьшей невязке ГКФ 
выбирается 32-й состав как наилучший. однако в силу 
малой величины невязки составы с номерами 39, 22, 33 
и 21 также могут считаться подходящими составами. 
отклонение по значениям Пс5+ этих составов от лучшего 
32-го состава составляет 5,8%, 3,4%, 9,4% и 6.3% соот-
ветственно. Поскольку погрешность не превышает 10%, 
на практике для реального месторождения это считается 
приемлемой погрешностью. Для производственных задач, 
требующих большей точности, необходимо подбирать 
оборудование и планировать ГКИ так, чтобы обеспечить 
высокую точность измерения дебита газа и конденсата.

В дальнейшем 32-й композиционный состав, выбран-
ный в качестве лучшего, фиксируется и проводится подбор 
основных параметров ГД-модели с помощью минимиза-
ции разницы между модельными и реальными данными 
по дебитам из ГЖ. Начальные значения параметров ГД-
модели задаются в соответствии с табл. 3, 4. Подбор па-
раметров ГД-модели проводится с использованием метода 
поверхности отклика из модуля адаптации симулятора 
tNavigator, при этом в качестве целевой функции вы-
бирается невязка по дебиту газа. согласно проведенным 
расчетам метод поверхности отклика сходится за 1377 
вычислений целевой функции с финальными невязками 
по дебиту газа, дебиту конденсата и ГКФ, равными 0,7%, 
1,72% и 3.5% соответственно. Конечные результаты под-
бора параметров ГД-модели представлены в табл. 9. 

На рис. 13–15 в качестве иллюстрации представле-
на работа оптимизационного алгоритма, где показаны 
профили дебитов конденсата, газа и ГКФ соответствен-
но, полученные при подборе параметров ГД-модели. 
отметим хорошее качественное согласование расчетных 
профилей добычи конденсата и газа с данными ГЖ. 
Подчеркнем также, что в процессе адаптации считается 
средняя невязка по всему массиву временных точек. 
Поэтому, несмотря на небольшие значения невязок 
в целом, для первого режима наблюдается самое большое 

Рис. 12. Реальные данные ГКФ по ГЖ и расчетам по ГД-модели 
для различных составов 
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Рис. 15. Сравнение реальных данных по ГКФ из ГЖ (черные 
точки) и полученных в ходе подбора параметров ГД-модели

расхождение с историческими данными как для дебитов 
газа и конденсата, так и для ГКФ. Лучше всего согла-
суется последний, 4-й режим. Такое поведение можно 
объяснить ограничениями нашей ГД-модели, в которой 
рассматриваются однородный пласт и однофазный флюид 
в начальный момент времени, используются достаточно 
большие размеры ячейки вокруг трещин и скважины 
(10 м), а также не проводится аккуратное моделирование 
течения в скважине. Все это, возможно, не позволяет в том 
числе описать резкие скачки ГКФ при смене режима. Не 
исключены также погрешности замера дебита конденсата 
на сепараторе.

Заключение
В работе предложена и проанализирована методика 

численного донасыщения обедненного газа тяжелыми 
компонентами, которая позволила на модельных данных 
воспроизвести исходный состав после его искусственного 
обеднения. 

На основе данного способа донасыщения с использо-
ванием симулятора tNavigator для решения прямой задачи 
многофазной многокомпонентной фильтрации в пласте 
получено решение обратной задачи об определении 
компонентного состава ГКс в предположении, что все 
остальные параметры модели известны. В качестве це-
левой функции для минимизации при решении обратной 
задачи рассмотрены отклонения (невязки) модельных 
значений дебитов газа, дебитов конденсата и их отноше-
ния (ГКФ) от фактических полевых данных. При анализе 
решения на синтетических данных показано, что состав 
может быть определен путем минимизации любой из це-
левых функций. 

В рамках исследования корректности обратной задачи 
проанализировано влияние неопределенностей в параме-
трах гидродинамической модели на решение обратной 
задачи об определении компонентного состава. решение 
обратной задачи оказывается наименее чувствительным 
к варьированию параметров при использовании невязки 
по ГКФ как целевой функции. Показано также, что данное 
решение является устойчивым к неопределенности в зна-
чениях ГКФ. если же проводить минимизацию невязки 
по дебитам газа или конденсата, то решение обратной 

задачи сильно зависит от параметров гидродинамической 
модели. 

На основании проведенного анализа чувствительности 
предложен способ одновременного определения компо-
нентного состава и основных параметров гидродинами-
ческой модели с помощью разделения на две подзадачи. 
сначала решается обратная задача для поиска лучшего 
состава по невязке по ГКФ из набора составов, полу-
ченных на основе численных методик восстановления 
обедненного газа. Далее осуществляется подбор основных 
параметров пласта в гидродинамической модели на основе 
невязок конденсата и/или газа при фиксированном наи-
лучшем составе. 

Применение этой методики к реальной скважине, 
для которой предоставлены промысловые данные, по-
зволяет выбрать наиболее подходящий компонентный 
состав и получить приемлемую невязку по дебитам газа 
и конденсата. 

Таким образом, предложенный комплексный подход 
позволяет до проведения газоконденсатных исследований 
оценивать репрезентативность отобранных проб, в том 
числе для случаев, когда отбор кондиционных проб не-
возможен, запланировать дополнительные исследования 
для восстановления свойств и состава начального пла-
стового газа. 
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solution of the Inverse Problem of Determining the Initial hydrocarbons 
composition in a gas-condensate reservoir Using Field Data 

A.A. Gimazov1*, B.Kh. Imomnazarov2,3, B.N. Starovoytova2,3, A.N. Baykin2,3, V.M. Babin1, 
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abstract. The paper is devoted to the problem of 
determining the composition of reservoir gas for gas 
condensate fields. A methodology for planning gas condensate 
tests (GCT) is proposed, which allows to assess the possibility 
of obtaining conditioned samples of reservoir fluid. For the 
case when it is impossible to take conditioned samples, an 
approach for their interpretation is developed. 

At the first step it is proposed to numerically create a set of 
compositions by adding to the gas of the laboratory “depleted” 
composition a certain amount of condensate equilibrated to 

it. The resulting compositions have different condensation 
onset pressures above the laboratory pressure. Subsequently, 
for each of the obtained compositions hydrodynamic (HD) 
modeling should be carried out and the composition for which 
the obtained values of condensate and gas flow rates and gas 
oil ratio (GOR) are close to the GCT data should be selected. 

The analysis of numerical experiments on synthetic flow 
rate data for a typical well shows a significant dependence 
of GOR on the component composition and low sensitivity 
to changes in the main parameters of the HD model. When 



решение обратной задачи определения начального компонентного состава…                                                                                       А.А. Гимазов, Б.Х. Имомназаров, Б.Н. старовойтова, А.Н. Байкин и др.

GEORESURSY   www.geors.ru86

adjusting the HD model according to the actual data, it 
is proposed to first select from the set of reconstructed 
compositions the one for which the model GOR values will 
be closest to the actual data. The next step, when the selected 
composition is fixed, is the selection of other parameters of 
the HD model based on the data of gas and condensate flow 
rates. This methodology was demonstrated to determine the 
component composition and main reservoir parameters from 
GOR data for one real well.

Keywords: composition recovery, PVT model, inverse 
problem, gas oil ratio, hydrodynamic modeling
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Эволюция геометрии песчаных тел  
прибрежной равнины в условиях трансгрессии  

(на примере пластов группы ТП Танопчинской свиты)

А.С. Потапова1*, В.А. Кузнецова2
1ООО «НОВАТЭК НТЦ», Тюмень, Россия

2ПАО «НОВАТЭК», Москва, Россия 

В работе рассмотрено улучшение прогностической способности геологической модели пластов прибрежного 
генезиса при оценке запасов углеводородов и при заложении эксплуатационного фонда скважин. Представлены 
результаты анализа геометрии песчаных тел пластов группы ТП Танопчинской свиты. Для определения мор-
фологии песчаников использован комплексный подход, который учитывает результаты седиментологических 
исследований керна, данные геофизических исследований скважин, материалы 3D-сейсморазведки. Детально 
изучены условия формирования этих пород на основе фактического материала (керна), приведены фотографии 
с характерными структурно-текстурными особенностями пород, позволяющими установить условия их форми-
рования. Детально проанализированы срезы спектральной декомпозиции в изучаемом интервале на нескольких 
лицензионных участках ПАо «НоВАТЭК». 

установлены и объяснены причины изменения геометрии песчаных тел с позиции сиквенс-стратиграфии. 
Кроме того, сформировано представление о вертикальной эволюции прибрежной зоны в условиях трансгрессии 
моря. Изучены также фильтрационно-емкостные свойства (Фес) пород по замерам пористости и проницаемости 
более чем на 700 образцах керна, сформированных в разных обстановках осадконакопления. Даны рекоменда-
ции по практическому использованию установленных закономерностей изменения Фес, геометрии песчаных 
тел при построении геологической модели залежей углеводородов, что позволит повысить эффективность экс-
плуатационного бурения.

Ключевые слова: седиментологический анализ, обстановки осадконакопления, поверхность затопления, 
трансгрессия, геометрия песчаных тел
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Введение
Пласты группы ТП Танопчинской свиты содержат зна-

чительную часть запасов углеводородов, характеризуются 
резкой латеральной изменчивостью и имеют сложное 
геологическое строение. Поэтому для повышения эффек-
тивности бурения и оценки ресурсной базы требуется по-
нимание распространения песчаников как по разрезу, так 
и по площади, что возможно лишь после реконструкции 
обстановок. 

Целью настоящей работы является улучшение про-
гностической способности геологической модели пластов 
прибрежного генезиса при оценке запасов углеводородов 
и заложении эксплуатационного фонда скважин.

Методика работ
В процессе работы нами изучен керн, поднятый 

из 7 скважин в интервале пластов ТП1–ТП0 (границы 
пластов ТП2, ТП1 и ТП0 приняты согласно стратотипу 

танопчинской свиты, скважины Арктическая 9), суммар-
ный метраж более 200 м (рис. 1). Для определения условий 
осадконакопления, в которых формировались пласты 
ТП1–ТП0, проведен детальный седиментологический 
анализ пород. При описании керна установлены основ-
ные диагностические признаки: структурно-текстурные 
особенности, выполнен ихнофациальный анализ, повы-
шенное внимание уделялось типам контактов, эрозион-
ным поверхностям.

Результаты
При описании керна в интервале пласта ТП1 уста-

новлены многочисленные признаки приливно-отливных 
процессов: ритмичная; косая разнонаправленная слои-
стость, отражающая влияние приливно-отливных тече-
ний; сдвоенные илистые слойки, маркирующие стояние 
воды во время приливов. Биотурбация развита достаточно 
широко, однако преобладают ихновиды, устойчивые 
к колебаниям солености придонных вод (Lingulichnus, 
Planolites, Cylindrichnus).

В керне присутствуют также многочисленные остат-
ки корневых систем древних растений (ризокреции) 
и прослои углей, что указывает на формирование от-
ложений в условиях прибрежной равнины с влиянием 

ОРигинальная сТаТья 
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Кроме того, выше по керну выделена трансгрессивная 
поверхность, которая маркирует резкую смену отложений 
(рис. 3). При повышении уровня моря нижележащие отло-
жения перерабатывались волнами, поэтому вышележащие 
отложения залегают с несогласием.

Рис. 1. Корреляция изучаемого разреза со стратотипом 
Танопчинской свиты скв. Арктическая 9 

приливно-отливных процессов, рассеченной многочис-
ленными каналами и ручьями. скважина № 3 вскрыла от-
ложения речного русла, которое хорошо диагностируется 
по резкому эрозионному контакту, подчеркнутому мелкими 
интракластами и крупной косой слоистостью (рис. 2). 
В верхней части русла видны ритмичные слойки, разно-
направленная косая слоистость. Во время накопления этих 
отложений морская вода заполняла речные русла при при-
ливах, что и обусловило такую ритмичную слоистость. 

Выше в разрезе встречаются многочисленные прослои 
углей, формирование которых происходило за счет подъ-
ема уровня грунтовых вод и заболачивания территории. 
Далее по керну имеются отложения заливов, таким об-
разом, речные русла не только начинают затапливаться 
во время приливов, но и превращаются в эстуарии 
(уолкер, Джеймс, 2017). рассматриваемый разрез является 
типичным для трансгрессивного цикла.

Рис. 2. Фотографии керна скв. 3: прибрежно-континентальные отложения



www.geors.ru 89

Георесурсы / Georesursy                        2024. Т. 26. № 3. с. 87–95

После трансгрессивной поверхности прибрежно-кон-
тинентальные отложения перекрываются мелководно-
морскими. они хорошо диагностируются по наличию 
волновой ряби, тонких штормовых прослоев, а также 
по обилию и разнообразию морской биотурбации (выше 
поверхности затопления, обозначенной красной пунктир-
ной линией на рис. 3).

скважина № 7 не вскрыла русловые отложения 
(рис. 4). разрез представлен чередованием углистых 
отложений приморских болот, глинистых алевролитов 
озер, маршей с крупными остатками корневых систем 
наземных растений, которые выше трансгрессивной по-
верхности также перекрываются мелководно-морскими 
отложениями.

На рис. 5 представлены схема корреляции и фотогра-
фии керна поверхности затопления, вскрытой скважинами 
на многих лицензионных участках (Лу) ПАо «НоВАТЭК». 
Выделенная поверхность затопления отражает начало реги-
ональной раннеальбской трансгрессии и знаменует переход 
от прибрежно-континентальных к мелководно-морским 
и далее к морским условиям седиментации.

Наличие поверхности затопления, отражающей сме-
ну от прибрежных к мелководно-морским обстановкам, 
свидетельствует о формировании отложений в трансгрес-
сивном системном тракте.

Пласт ТП1 формировался в условиях прибрежной 
равнины, где морские воды проникали в речные русла 
лишь во время высоких приливов (рис. 6), следовательно, 

Рис. 3. Фотографии керна скв. 3: смена прибрежно-континентальных на мелководно-морские отложения. Красной пунктирной 
линией показана трансгрессивная поверхность, желтой линией – границы литологических слоев. Условные обозначения фаций см. 
на рис. 2

Рис. 4. Фотографии керна скв. 7: смена прибрежно-континентальных на мелководно-морские отложения. Красной пунктирной 
линией показана трансгрессивная поверхность. Условные обозначения фаций см. на рис. 2
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Рис. 5. Корреляция поверхности зато-
пления на основе кернового материала 
и гамма-каротажа. Условные обозна-
чения фаций см. рис. 2

сейсмической записи. В основе спектральной декомпози-
ции лежит предположение о том, что локальное изучение 
спектра волнового поля позволяет получить больше ин-
формации о внутреннем строении геологических объектов 
(Буторин, 2016).

По керну установлено, что отложения пласта ТП1 
формировались в прибрежной равнине, рассеченной рус-
лами. срез слева на рис. 7 соответствует интервалу пла-
стов ТП1–ТП2. скважина № 1 вскрывает русловое тело, 
что подтверждается керновым материалом и характерной 
для русел блоковой формой кривой гамма-каротажа (ГК). 
Это русло на начальном этапе трансгрессии заполняется 
песчаником и далее перекрывается отложениями заливов. 

в пласте ТП1 песчаные тела связаны с русловыми поясами 
и мелкими каналами шнурковой геометрии.

Пласт ТП0 образовывался в мелководно-морских 
обстановках, средняя глубина составляет до 20–30 м. 
Выше поверхности затопления (кровли пласта ТП1) пес-
чаники залегают в виде маломощных песчаных прослоев, 
более мелкозернистых и заглинизированных вследствие 
интенсивной биотурбации осадка, которые постепенно 
выклиниваются в сторону бассейна. Таким образом, 
в керне представлена смена фаций, характерная для этапа 
трансгрессии.

После детального изучения керна, которое дало пони-
мание о предполагаемой геометрии песчаных тел и сква-
жинной корреляции отложений, выполнена фациальная 
интерпретация данных сейсморазведки. Для анализа мор-
фологии песчаных тел использованы срезы спектральной 
декомпозиции.

Под спектральной декомпозицией волнового поля 
понимается разложение сейсмического сигнала на спек-
тральные, то есть частотные, составляющие. Волновое 
поле может быть рассмотрено как суперпозиция разно-
частотных компонент, которые не являются стационар-
ными, а меняются вдоль сейсмической трассы, отражая 
влияние геологической среды на спектральный состав 

Рис. 6. Современный аналог условий формирования пластов ТП1–ТП0
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Рис. 7. Срезы спектральной декомпозиции в интервале пластов ТП1–ТП2 (слева) и ТП0 (справа). Лицензионный участок 1

Рис. 8. Срезы спектральной декомпозиции в интервале пластов ТП1–ТП2 (слева) и ТП0 (справа). Лицензионный участок 2

На срезе синий и голубой цвета хорошо отражают эле-
менты крупных меандрирующих речных русел, визуа-
лизируются их притоки. Яркие желтые цвета связаны 
с наличием углей и развитием болот в межрусловых 
участках. срез спектральной декомпозиции на рис. 7 
справа соответствует интервалу пласта ТП0. отложения 
образовывались в мелководно-морских обстановках, 
которые, как правило, хорошо выдержанные по латерали 
и маломощные, поэтому срезы выглядят неконтрастны-
ми (детали седиментологических объектов отсвечивают 
от нижележащих отложений).

На рис. 8 представлены срезы спектральной деком-
позиции по Лу 2. согласно исследованиям керна, скв. 
№ 7 вскрывает отложения приморских болот и озер, при-
ливно-отливных отмелей и маршей. На срезе в интервале 
ТП1–ТП2 (рис. 8. слева) видно, что скв. № 7 находится 
за пределами крупного меандрирующего русла. В то время 

как скв. № 71, которая попадает в зону руслового пояса, 
вскрывает мощные песчаные тела.

На рис. 9 показан срез спектральной декомпозиции 
в более крупном масштабе, где хорошо видны элементы 
русловой системы: прослеживаются детали аккреционно-
го комплекса, более темные оттенки могут служить зонами 
разобщения песчаных тел пойнт-баров.

На рис. 10 показаны срезы спектральной декомпози-
ции по Лу 3. В интервале пластов ТП1–ТП2 отмечено 
несколько разновозрастных объектов, которые накла-
дываются друг на друга. скважины № 2 и 3 находятся 
на краю речных русел. По керновому материалу и кривой 
ГК диагностируются песчаные тела, связанные с отложе-
ниями каналов. скважина № 4 расположена на краю более 
крупного, широкого руслового пояса, которое разливается 
на ширину до 10 км (примерно, как ширина современ-
ной реки обь). Наличие руслового тела подтверждается 
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Рис. 9. Срез спектральной декомпозиции в интервале пластов ТП1–ТП2 (слева) и современный аналог условий формирования от-
ложений (справа)

Рис. 10. Срезы спектральной декомпозиции в интервале пластов ТП1–ТП2 (слева) и ТП0 (справа). Лицензионный участок 3

данными керна и каротажа. На рис. 10 (справа) представ-
лен срез спектральной декомпозиции в интервале пласта 
ТП0, он также менее контрастный, как и на предыдущем 
участке, что связано с затоплением территории. 

Обсуждение результатов
согласно проведенным исследованиям на большин-

стве Лу ПАо «НоВАТЭК» в пласте ТП1 преобладают 
крупные меандрирующие русла с широкой палеодоли-
ной (как на рис. 8, слева). расширение русловых поясов 
в пласте ТП1 по сравнению с нижележащими пластами 
свидетельствует о повышении базиса эрозии и выработке 
профиля равновесия реки за счет преобладания боковой 
эрозии (Позаментьер, Аллен, 2014). Таким образом, мож-
но заключить, что на изученных территориях в пласте ТП1 
ожидается широкое площадное развитие русловых пес-
чаников, обусловленное меандрированием и миграцией 
русел. однако границы таких тел резкие за счет врезания 
каналов в углисто-глинистую отмель, поэтому очень 

важнó понимание распространения осадочных систем 
в межскважинном пространстве для их прогнозирования.

На рис. 11 слева представлено более крупным планом 
небольшое русло в верхней части пласта ТП1. Такие 
мелкие русла прослеживаются на многих изучаемых пло-
щадях. справа показан срез спектральной декомпозиции 
верхней части пласта ТП1 на Лу 4. 

Это самые поздние русла, которые встречаются 
в пласте ТП1. они залегают выше крупных меандриру-
ющих систем (пласт ТП2 и нижняя часть пласта ТП1), 
как правило, интенсивно извилистые, шириной 100–400 м, 
рассекают уже заболоченную территорию и эродируют 
нижележащие более крупные русла.

На сейсмических разрезах подобные русла находят-
ся в пределах одной фазы с крупными более ранними 
русловыми системами, но понимание условий осадкона-
копления и высокая разрешающая способность метода 
спектральной декомпозиции позволяют их отделить 
от нижележащих отложений. На срезах, даже при мелком 
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Рис. 12. Структурно-текстурные особенности пород разного генезиса: слева – прибрежно-континентальные отложения; 
справа – мелководно-морские

масштабе, прекрасно видны элементы русловой системы, 
так называемые пойнт-бары. и само древнее речное русло.

Перекрывающий вышележащий пласт ТП0 с несо-
гласием залегает на отложениях прибрежной равнины, 
его подошва приурочена к трансгрессивной поверх-
ности, фиксирующейся в керне. Пласт сформирован 
в мелководно-морских условиях, выдержан по латерали, 
следовательно, его толщина будет отличаться низкой 
изменчивостью. Наибольшую мощность коллекторов 
можно ожидать там, где мелководно-морские песчаники 
накладываются на русловые песчаники за счет отсутствия 
глинистой перемычки. Как видно из фотографии керна 
(рис. 11, справа), на песчаные отложения мелкой протоки 
с резкой эрозионной границей накладываются мелковод-
но-морские отложения. 

Таким образом, в результате проведенных исследо-
ваний можно сделать выводы о корреляции изученных 
отложений: выделенная трансгрессивная поверхность 
делит отложения разные не только по возрасту, но и по ге-
незису. При наличии углей в скважинах рекомендуется 

проводить ее по кровле самого верхнего угольного про-
пластка, в скважинах без углей – по подошве песчаника 
мелководно-морского генезиса, выдерживая мощность 
пласта ТП0, поскольку такие отложения, как правило, 
хорошо распространены по латерали и имеют низкую 
изменчивость по толщине.

Можно также дать заключение и для заложения экс-
плуатационного фонда скважин. На северных участках 
западно-сибирского нефтегазоносного бассейна газ, 
сконцентрированый в мелководно-морских отложениях, 
полностью заполняет структурную ловушку и формирует 
пластово-сводовую залежь. В русловых же песчаниках газ 
распределен неравномерно за счет фациальной изменчи-
вости разреза, подстилается водой, поэтому при наличии 
глинистой перемычки между пластами более эффективно 
разбуривать их раздельно. 

Кроме того, песчаники разного генезиса отличаются 
друг от друга по своим структурно-текстурным особен-
ностям. Нами проанализированы их фильтрационно-
емкостные свойства (Фес) (рис. 12). отложения русел, 

Рис. 11. Срезы спектральной декомпозиции в интервале пласта ТП1 на лицензионных участках 3 и 4. На фотографии керна красной 
стрелкой показана поверхность затопления, выше которой песчаники прибрежно-континентального генезиса перекрываются пес-
чаниками мелководно-морского генезиса
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Рис. 13. Распределение Кп (слева) и Кпр (справа) для разных фаций

как правило, представлены более чистыми и более круп-
нозернистыми песчаниками, соответственно, пористость 
и проницаемость у них выше. Песчаники мелководно-мор-
ского генезиса более мелкозернистые и более глинистые 
вследствие интенсивной биотурбационной переработки 
осадка. Бентосные организмы могли как перерабатывать 
песчаный материал до глинистого, так и концентрировать 
на себе глинистые частички, поскольку тело их было 
покрыто слизью. За счет этого песчаники пласта ТП0 об-
ладают пониженными Фес. Для построения гистограмм 
Фес пород учтены замеры пористости и проницаемости 
на 755 образцах из 7 скважин (рис. 13). На этих гисто-
граммах хорошо видно, что песчаники руслового генезиса 
обладают более высокими коэффициентами пористости 
и проницаемости. Таким образом, зная данные закономер-
ности в распределении Фес пород и проследив трансгрес-
сивную поверхность – кровлю пласта ТП1, можно более 
корректно прогнозировать Фес пород при построении 
геологической модели залежей углеводородов.

Заключение
Пласты ТП1 и ТП0 формировались в разных обста-

новках осадконакопления. Генезис пород обусловил гео-
метрию песчаных тел и их Фес: 

– пласт ТП1 накапливался в пределах прибрежной рав-
нины, песчаники связаны с русловыми поясами и отдель-
ными каналами, которые имеют резкие границы с углисто-
глинистыми отложениями прибрежной равнины;

– пласт ТП0 формировался в мелководно-морских 
условиях, песчаные тела выдержаны по латерали, посте-
пенно выклиниваются в сторону бассейна. Фес пород 
несколько снижены вследствие более мелкозернистой 
структуры, а также из-за интенсивной биотурбационной 
переработки осадка (за счет глинизации по стенкам ходов 
бентосных организмов). При межскважинной корреляции 
пласта ТП0 необходимо учитывать низкую изменчивость 
мощности разреза.

Поверхность затопления, выделенная по керну, про-
слеживается во всех изученных скважинах, соответствует 
началу раннеальбской трансгрессии и знаменует переход 
от прибрежно-континентальных к мелководно-морским 
отложениям.

При построении геологической модели более точно 
выделены кровля и подошва пластов для корректного рас-
пределения объема коллекторов и прогноза Фес пород.

результаты проведенных исследований позволяют 
повысить прогностическую способность геологической 
модели залежей углеводородов и эффективность бурения 
в отложениях прибрежного генезиса.
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abstract. The purpose of this work is to improve the 
predictive ability of the geological model of coastal formations 
when assessing hydrocarbon reserves and laying production 
wells. The article presents the results of work on the analysis of 
the geometry of sand bodies of the formations of the TP group 
of the Tanopchinskaya suite. To determine the morphology 
of sandstones, the authors used an integrated approach that 
takes into account: the results of sedimentological core studies, 
well logging data, 3D seismic materials. The authors studied 
in detail the conditions for the formation of these rocks on 
the basis of actual material (core), and presented photographs 
with characteristic structural and textural features of the rocks, 
which make it possible to establish the conditions for their 
formation. Spectral decomposition sections were analyzed 
in detail in the studied interval at several license areas of 
NOVATEK.

The reasons for changes in the geometry of sand bodies 
from the perspective of sequence stratigraphy have been 
established and explained. In addition, an idea has been 
formed about the vertical evolution of the coastal zone 
under conditions of sea transgression. The filtration and 
reservoir properties of rocks were also analyzed based on 
measurements of porosity and permeability on more than 700 
core samples formed in different sedimentation environments. 
Recommendations are given for the practical use of established 
patterns of changes in reservoir properties and the geometry 
of sand bodies when constructing a geological model of 
hydrocarbon deposits, which will certainly improve the 
efficiency of production drilling.
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Влияние песчаников с высокой концентрацией тяжелых 
минералов на распределение углеводородов в залежи 

на примере месторождения Западной Сибири

В.А. Кузнецова1*, К.А. Костеневич2, А.Д. Алимгафарова2, Е.В. Панев2, А.Г. Сафронова2
1ПАО «НОВАТЭК», Москва, Россия

2ООО «НОВАТЭК НТЦ», Тюмень, Россия 

Представлены результаты специальных исследований керна в интервалах песчаников с аномально высокими 
значениями естественной радиоактивности. Комплексирование полученных данных с седиментологическим 
анализом и фактической промысловой информацией позволило объяснить положение флюидального контакта 
и, соответственно, распределение углеводородов в залежи.

В двух скважинах для литолого-минералогического изучения отобрано 16 образцов в местах, характеризую-
щихся аномальными значениями естественной радиоактивности по данным гамма-каротажа. Проведены лабора-
торные исследования керна: профильный спектральный гамма-каротаж, рентгенофазовый анализ минерального 
состава пород, петрографическое описание шлифов, изучение методом растровой электронной микроскопии.

Исследуемые породы представлены песчаниками. Их текстура обусловлена многочисленными слойками 
обогащения тяжелыми минералами, минимальное и максимальное содержания которых соответствуют мини-
мальному и максимальному значениям профильной радиоактивности на керне. среди акцессорных минералов 
основными, с которыми связано повышенное содержание радиоактивных элементов, являются циркон, торит, 
фторапатит и ортит. Их содержание в породе может достигать 15–40%. 

В результате построена концептуальная модель, описывающая механизмы формирования слоев с высокими 
концентрациями тяжелых акцессорных минералов. с точки зрения осадконакопления такие прослои являются 
маркером трансгрессии и имеют низкие фильтрационно-емкостные свойства по лабораторным данным. Это объ-
ясняет различное положение флюидальных контактов в близрасположенных скважинах и уточняет внутреннее 
строение продуктивного пласта.

Ключевые слова: концентрации тяжелых минералов, литологические исследования, концептуальная модель, 
дельты с преобладанием волновых процессов
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Введение
Шельфовые отложения широко распространены на се-

вере Западной сибири и имеют сложное геологическое 
строение. разрез таких отложений характеризуется повы-
шенной общей мощностью (скачек и др., 2011) и на из-
учаемом месторождении эффективные толщины пласта 
достигают 50–60 м (рис. 1). По результатам опробования 
пластов на кабеле и гидродинамического каротажа (оПК-
ГДК), а также испытаний на рассматриваемой площади 
существуют противоречия в выделении флюидального 
контакта. 

В разрезе пласта прослеживается песчаный интервал 
с высокими значениями естественной радиоактивности, 
выше и ниже которого происходит смена характера насы-
щения. Такая особенность выявлена и в современных от-
ложениях: пески на пляжах острова сонадия (Бангладеш) 

содержат тяжелые минералы, в которых монацит является 
радиоактивным из-за наличия в его составе тория (Kabir 
et al., 2018). Во всех случаях формирование отложений 
связано с песчаниками дельтового побережья, подвер-
женного влиянию волновых процессов, где отмечается 
наличие базального слоя, состоящего из тяжелых мине-
ралов (Барабошкин, 2007).

В связи с вышеизложенным цель настоящей рабо-
ты – изучение свойств песчаных отложений с высокой 
концентрацией тяжелых минералов для геометризации 
залежи углеводородов (уВ) и повышения эффективности 
эксплуатационного бурения.

Материалы и методы
В качестве объекта изучения выбран продуктивный 

пласт, накопление которого происходило в условиях 
дельтового побережья с влиянием волновых процессов, 
где нарушается гравитационное распределение уВ. 
К анализу привлечено 7 скважин с керном, суммарный 
вынос которого составляет 466 м (92–100% от проходки), 
результаты стандартных, специальных и литологических 
исследований (около 2000 образцов), а также испытаний 
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в 45 разведочных скважинах. Для обоснования положения 
флюидального контакта и оценки гидродинамической 
связанности песчаных интервалов внутри продуктивного 
пласта привлечены результаты оПК-ГДК в 13 пилотных 
скважинах.

В рамках седиментологического анализа выполнено 
макроописание керна и определены преобладающие об-
становки осадконакопления, а также выделены ключевые 
поверхности затопления.

Лабораторные исследования проводили на керновом 
материале двух скважин в интервалах с повышенным со-
держанием естественно-радиоактивных элементов. 

Для подтверждения и изучения аномалий, выявлен-
ных на гамма-каротаже (ГК), на полноразмерном керне 
выполнен профильный спектральный гамма-каротаж 
на гамма-спектрометрической установке «Мультирад-
Гео» (россия), фиксирующей концентрацию урана 
(U), тория (Th) и калия (K) в породах (аналитик о.Ю. 
Гурьев, ооо «НоВАТЭК НТЦ»). В тех интервалах, 
где отмечены аномалии естественной радиоактивности 
по ГИс, отбор образцов осуществляли в точках кривой 
естественной радиоактивности по керну c минимальным 
и максимальным значениями (рис. 2). По 16 образцам из-
готовлены и описаны шлифы, выполнены исследования 
методом растровой электронной микроскопии (рЭМ), 
и проведены исследования минерального состава по-
роды методом рентгенофазового анализа. Анализ пород 
проводился с помощью рентгеновского дифрактометра. 

общий минеральный состав определялся в порошковых 
пробах, состав глинистых минералов – на выделенной 
путем отмучивания пелитовой фракции породы (аналитик 
у.Ю. Азарапина, ооо «НоВАТЭК НТЦ»). Для изучения 
морфологических особенностей породы и элементного 
состава использовался растровый электронный микро-
скоп. рентгеноспектральный анализ в точках и построение 
рентгеновских карт проводили с помощью энергоди-
сперсионного спектрометра (ЭДс). Подготовка образцов 
для проведения точечного микроанализа заключалась 
в создании свежего скола породы, для построения пло-
щадных рентгеновских карт изготавливали аншлиф. 
В обоих случаях перед началом исследований на об-
разцы напыляли углерод и золото (аналитик е.В. Панев, 
ооо «НоВАТЭК НТЦ»). Петрографическое изучение 
горных пород выполнялось в прозрачных прокрашен-
ных непокрытых шлифах с использованием микроскопа 
с цифровой камерой (аналитик А.Г. сафронова, ооо 
«НоВАТЭК НТЦ»).

результаты
По данным седиментологического анализа керна ис-

следуемый объект сложен преимущественно песчаника-
ми распределительных каналов и проксимальной части 
фронта дельты с преобладанием волновых процессов. 
Интенсивно биотурбированные песчаники продельты 
перекрываются песчаниками фронта дельты. В дисталь-
ной части фронт дельты представлен штормовыми слоями, 

Рис. 1. Карта эффективных нефтегазонасыщенных толщин 
изучаемого объекта

Рис. 2. Результаты профильных гамма-спектрометрических 
исследований керна в скважинах 2PL (а) и 8PL (б). Колонка 
1(C GR / GR) – профильный ГК на керне/ скважинный ГК, ко-
лонка 2 (С К) – концентрация калия в керне, колонка 3 (С TH) – 
концентрация тория в керне, колонка 4 (С U) – концентрация 
урана в керне. Синими точками показаны места отбора об-
разцов для проведения лабораторных исследований. Красными 
рамками выделены интервалы, где отмечены аномалии есте-
ственной радиоактивности. Желтыми стрелками отмечены 
максимумы содержаний урана и тория
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а в проксимальной – песчаниками с текстурами волновой 
ряби. распределительные каналы дельтовой системы зале-
гают с эрозионным контактом, подчеркнутым обломками 
древесины и глинистыми интракластами (рис. 3).

Выявленные слои с повышенной естественной радио-
активностью связаны с песчаными отложениями фронта 
дельты.

По данным профильных гамма-спектрометрических 
исследований керна точно зафиксированы интервалы 
с аномалиями (рис. 2). результаты выполненных рентге-
нофазовых исследований минерального состава породы 
на образцах приведены в табл. 1.

Все образцы представлены песчаниками мелкозерни-
стыми, преобладающий размер обломочного материала 
от 0,10–0,12 до 0,16–0,19 мм. По минеральному составу 
обломков песчаники отнесены к группе граувакковых 
аркозов (Шутов, 1967; Шванов, 1987; Шванов и др., 1998). 
Цемент пленочно-порового типа, по составу преимуще-
ственно глинистый с примесью карбонатного и цеолито-
вого материала. содержание цеолитов в рассмотренных 
образцах при исследовании методом рентгенофазового 
анализа не превышает 1% (в силу особенностей метода 
и сложности интерпретации валового анализа).

По шлифам содержание ломонтита составляет от 1–2% 
до 8–10%. слюдистый материал иногда выполняет роль 
цементирующего материала в слойках обогащения. 
отмечается кварцевый регенерационный цемент в виде 
прерывистых каемок аутигенного кварца толщиной 
до 0,01–0,04 мм.

Аутигенный глинистый материал представлен преиму-
щественно хлоритом, в виде скоплений в порах и в виде 

пленок на поверхности зерен, его количество изменяется 
от 5–10% до 15–17%. Прослоями отмечается первичный 
седиментогенный алеврито-глинистый материал. его 
распределение в породе неравномерное – линзовидное, 
пятнистое, нарушенное биотурбацией и взмучивани-
ем. седиментогенный глинистый материал по составу 
гидрослюдисто-хлоритовый. 

Во всех образцах песчаника отмечаются многочис-
ленные сплошные и прерывистые слойки обогащения 
тяжелыми (акцессорными) минералами (рис. 4). Толщина 
слойков изменяется от долей миллиметра до 2,0–2,5 мм. 

В целом для пород пласта характерно повышенное 
содержание тяжелых акцессорных минералов – их ко-
личество составляет 2–11%. Для выше- и нижележащих 
пластов обычное содержание акцессориев – не более 1% 
на породу. 

В шлифах встречены следующие тяжелые акцессор-
ные минералы: гранат, минералы эпидотовой группы, 
циркон, апатит, сфен, турмалин, ильменит и т.д. (табл. 2). 
Так как содержание этих минералов доходило до 15–40% 
(от площади шлифа), корректно считать их уже по-
родообразующими минералами, а не акцессорными. 
Для отличия именно этих минералов от обычного по-
родообразующего комплекса (кварца, полевых шпатов, 
обломков пород) оставим название тяжелые акцессорные. 
В интервалах, где отмечены максимумы естественной 
радиоактивности, доля тяжелых акцессорных минералов 
существенно увеличивается (рис. 5). 

По данным рентгенофазового анализа количество 
тяжелых акцессорных минералов в изученных образ-
цах меняется от 1,5% до 6,8% (табл. 1). Минимальное 

Рис. 3. Условия осадконакопления изучаемого объекта
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и максимальное значения содержания тяжелых акцес-
сорных минералов соответствуют минимальному и мак-
симальному значениям профильной радиоактивности 
(рис. 5). Количество калиевых полевых шпатов составляет 

в среднем 13–16%, что является характерным для пласта. 
Количество глинистого материала варьирует от 10% 
до 17%, что также характерно для песчаников пласта.

содержание тяжелых минералов по данным рентге-
нофазового анализа определяется несколько ниже, чем 
по шлифам. Например, в обр. 3452 в случае усредненной 
пробы, представляющей достаточно большой объем по-
роды, первоначально количество тяжелых минералов 
составило 6,8% (табл. 1). Небольшое содержание мине-
ралов в пробе является препятствием для более точной 
их идентификации именно методом рентгенофазового 
анализа. В обр. 3452 дополнительно выбран участок, 
обогащенный тяжелыми акцессорными минералами, 
и подготовлена проба. При работе с этой пробой содер-
жание тяжелых минералов по данным рентгенофазового 
анализа увеличилось до 21%, что ближе к количеству, 
определенному в шлифе, – 37%. 

На дифрактограммах определены минералы, с которы-
ми могут быть связаны аномальные значения естествен-
ной радиоактивности: это титанистые минералы (сфен/
титанит, ильменит), цирконы, минералы эпидотовой 
группы (алланит/ортит, цоизит, эпидот), минералы группы 
гранатов. 

Рис. 4. Фотография шлифа 3452, увеличение ×40, николи II. 
На снимке представлены слойки обогащения тяжелыми мине-
ралами (эпидотом, цоизитом, ортитом, гранатом, цирконом, 
апатитом, сфеном, ильменитом, лейкоксеном)

Табл. 1. Результаты определения общего минерального состава пород полуколичественным рентгенофазовым методом
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1 2PL 3446 3222,0 3265,0 13,38 3235,38 9,8 28,8 16,0 43,0 0,4 – – 0,3 – – 0,3 1,4 100 Ортит – 0,2%, 
гранат – 1,2% 

2 2PL 3447 3222,0 3265,0 13,52 3235,52 16,3 23,5 15,0 38,0 1,1 – – – – – – 6,1 100 Ортит – 5%, 
гранат – 1,1% 

3 2PL 3448 3222,0 3265,0 13,57 3235,57 17,7 25,0 14,4 39,1 0,4 – – – – – – 3,4 100 Ортит – 3,2%, 
гранат – 0,2% 

4 2PL 3449 3222,0 3265,0 13,67 3235,67 12,1 27,1 16,6 42,0 0,3 – – – – – 0,3 1,6 100 Ортит – 1,6% 

5 2PL 3450 3222,0 3265,0 21,69 3243,69 14,9 29,5 12,8 39,9 0,8 – – – – – – 2,1 100 Ортит – 1,2%, 
гранат – 0,9% 

6 2PL 3451 3222,0 3265,0 21,79 3243,79 16,6 28,5 13,9 38,2 0,1 – – – – – – 2,7 100 Ортит – 2,6%, 
гранат – 0,1% 

7 2PL 

3452 
средняя 
проба 

3222 3265 21,92 3243,92 

16,0 26,9 15,0 34,8 0,5 – – – – – – 6,8 100 Ортит – 3,9%, 
гранат – 2,9% 

3452 
прослои с 
тяжелыми 

минералами 

14,4 27,9 8,3 28,1 - – – – – – – 21,3 100 Ортит – 3,9%, 
гранат – 2,9% 

8 2PL 3453 3222,0 3265,0 22,08 3244,08 13,9 27,5 16,0 39,6 0,9 – – – – – – 2,1 100 Ортит – 1,1%, 
гранат – 1% 

9 2PL 3454 3222,0 3265,0 22,3 3244,30 15,7 28,5 13,7 38,7 0,3 – – – – – – 3,1 100 Ортит – 2,2%, 
гранат – 0,9% 

10 8PL 3439 3357,0 3398,0 11,95 3372,45 14,0 24,3 15,1 42,6 0,7 – – – – 0,7 – 2,6 100 Ортит – 1,3%, 
гранат – 1,3% 

11 8PL 3440 3357,0 3398,0 12,07 3372,57 11,7 30,2 13,8 38,7 0,4 – – – – 0,3 0,5 4,4 100 Ортит – 2,6%, 
гранат – 1,8% 

12 8PL 3441 3357,0 3398,0 12,16 3372,66 9,8 31,7 14,8 40,3 0,3 – – – – 0,1 1,0 2,0 100 Ортит – 1%, 
гранат – 1% 

13 8PL 3442 3357,0 3398,0 13,16 3373,66 13,1 28,4 14,3 40,4 0,4 – – – – 0,8 – 2,6 100 Ортит – 1,2%, 
гранат – 1,4% 

14 8PL 3443 3357,0 3398,0 13,4 3373,90 10,4 32,5 13,2 38,7 0,3 – – – – 0,8 0,5 3,6 100 Ортит – 1,5%, 
гранат – 2,1% 

15 8PL 3444 3357,0 3398,0 13,5 3374,00 11,6 30,0 14,6 38,2 0,4 – – – – 2,1 0,3 2,8 100 Ортит – 1,3%, 
гранат – 1,5% 

16 8PL 3445 3357,0 3398,0 13,64 3374,14 10,3 31,5 13,6 40,1 0,4 – – – – 1,8 0,2 2,1 100 Ортит – 0,7%, 
гранат – 1,4% 
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Таким образом, по результатам и рентгенофазового 
анализа, и описания шлифов отмечена тесная связь между 
увеличением содержания тяжелых минералов в породе 
и повышением естественной радиоактивности, зафикси-
рованным при гамма-спектрометрии.

По данным профильного спектрального ГК полнораз-
мерного керна (рис. 2) в изучаемых интервалах отмечены 
резкие увеличения концентраций тория (колонка 3 C TH) 
и в меньшей степени урана (колонка 4 C U), при этом кон-
центрации калия (колонка 2 C K) меняются незначительно.

Многими исследователями отмечено, что концентра-
ции Th и U находятся в положительной корреляции с со-
держанием глинистого материала в породе, содержание 
К зависит от количества калиевых полевых шпатов в поро-
дообразующем минеральном комплексе, а концентрации 
U связываются с содержанием органического вещества 
(Готтих, 1980; смыслов, 1974; Зубков, 2001, 2006, 2009).

содержание калия по данным профильной гамма-
спектрометрии слабо дифференцировано по разрезу, 
что подтверждают данные рентгенофазового анализа, где 

количество калишпатов изменяется на уровне среднего 
для пласта. содержания глинистого материала и орга-
нического вещества (углефицированных растительных 
остатков) в изученных образцах соответствуют среднему 
количеству этих компонентов породы по пласту. Таким 
образом, аномалии Th и u по профильным определениям 
нельзя связать с резким увеличением глинистости или ко-
личества органического вещества. Аномалии естествен-
ной радиоактивности связаны именно с послойным уве-
личением содержания тяжелых акцессорных минералов. 

Из акцессорных минералов, которые могут содержать 
в своем составе радиоактивные элементы, в шлифах 
встречаются зерна циркона, торита, сфена и минералы 
эпидотовой группы – зерна ортита (рис. 6).

Методом рЭМ подтверждено наличие большого 
количества тяжелых акцессорных минералов: часто 
встречаются ортит и другие минералы группы эпидота, 
сфен, гранат, циркон, реже – фторапатит, монацит, торит. 
По данным спектрального анализа зерна граната в основ-
ном андрадитового ряда. 

Рис. 5. Сопоставление результатов профильных гамма-спектрометрических исследований (а), данных рентгенофазового анализа 
и результатов описания шлифов (б). Условные обозначения приведены на рис. 2

Табл. 2. Результаты количественного определения доли тяжелых минералов в петрографических шлифах
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1 2PL 3446 3222,0 3265,0 13,38 3235,38 2,0 1,0 0,5 0,5 ед. – – 5,0 
2 2PL 3447 3222,0 3265,0 13,52 3235,52 15,0 6,0 7,5 1,5 ед. 1,5 – 31,5 
3 2PL 3448 3222,0 3265,0 13,57 3235,57 11,5 4,0 6,5 3,0 ед. – – 25,0 
4 2PL 3449 3222,0 3265,0 13,67 3235,67 5,5 0,5 2,0 0,5 ед. – – 8,5 
5 2PL 3450 3222,0 3265,0 21,69 3243,69 6,0 0,5 2,5 2,0 ед. – – 11,0 
6 2PL 3451 3222,0 3265,0 21,79 3243,79 12,0 2,0 5,0 2,0 ед. – – 21,0 
7 2PL 3452 3222 3265 21,92 3243,92 15,0 9,0 9,0 2,5 0,5 1,0 – 37,0 
8 2PL 3453 3222,0 3265,0 22,08 3244,08 3,0 0,5 1,0 0,5 ед. – – 5,0 
9 2PL 3454 3222,0 3265,0 22,3 3244,30 13,5 3,0 5,0 2,5 ед. 0,5 – 24,5 

10 8PL 3439 3357,0 3398,0 11,95 3372,45 5,0 1,0 2,5 2,0 ед. – – 10,5 
11 8PL 3440 3357,0 3398,0 12,07 3372,57 13,5 3,5 5,0 0,5 ед. 0,5 0,5 23,5 
12 8PL 3441 3357,0 3398,0 12,16 3372,66 6,5 1,0 1,5 0,5 ед. – – 9,5 
13 8PL 3442 3357,0 3398,0 13,16 3373,66 8,5 1,0 2,5 0,5 ед. – – 12,5 
14 8PL 3443 3357,0 3398,0 13,4 3373,90 9,0 2,0 3,5 0,5 ед. – – 15,0 
15 8PL 3444 3357,0 3398,0 13,5 3374,00 7,5 3,0 4,0 – ед. 0,5 – 15,0 
16 8PL 3445 3357,0 3398,0 13,64 3374,14 3,0 0,5 1,5 – ед. – – 5,0 
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На рЭМ-изображениях хорошо видны окатанная фор-
ма зерен тяжелых минералов и их разнообразие (рис. 7). 
Тяжелые акцессорные минералы имеют чуть меньший 
размер по сравнению с обломочным материалом (0,08–
0,10 мм) и более окатанную форму.

Для большего представления об элементном составе 
и количественном содержании тяжелых минералов в по-
роде проведено элементное картирование с помощью 

Рис. 7. РЭМ-изображение обр. 3440. Увеличение ×550. В та-
блице представлены результаты рентгеноспектрального ми-
крозондового анализа в заданных точках с интерпретацией 
минерального состава

Рис. 8. РЭМ-изображении аншлифа обр. 3452, увеличение 
×100. Белые яркие зерна – циркон

Рис. 6. Акцессорные минералы, которые могут содержать в своем составе радиоактивные элементы (Костов, 1971; Бетехтин, 
2007). Обозначения: Tl – турмалин, Zt – цоизит, Sf – сфен, Gr – гранат, Or – ортит, At – апатит

ЭДс-детектора электронного микроскопа, которое дает 
представление о том, как распределены те или иные эле-
менты по площади образца. 

Для этого вида исследований изготовлен аншлиф 
образца, в котором по результатам описания шлифов от-
мечается максимальная концентрация (до 37%) тяжелых 
минералов (обр. 3452). Аншлиф и петрографический 
шлиф изготовлены из одного кусочка породы и макси-
мально возможно дублируют друг друга. На рис. 8 видно 
послойное распределение акцессорных минералов: яркие 
белые зерна – циркон.

В связи с недостаточной разрешающей способностью 
детектора при небольшом увеличении (×100) не удалось 
количественно оценить содержание радиоактивных эле-
ментов в пределах изучаемого поля (рис. 9). При съемке 
другого участка аншлифа, проведенной уже с большим 
увеличением (×300), были зафиксированы радиоактивные 
элементы (рис. 10).
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В результате появилась возможность оценить рас-
пределение минералов в породе по карте (рис. 11), по-
лученной путем наложения отдельных карт элементов 
(рис. 10): зеленые зерна – кварц и калишпат, коричне-
ватые зерна – плагиоклазы, сиренево-розовые зерна – 
фторапатит, голубые – сфен, анатаз, ильменит, а белые 
зерна – монацит.

К сожалению, не удалось с достаточной точностью 
определить содержание радиоактивных элементов 
при элементном картировании участков аншлифа по пло-
щади (рис. 12). Но при точечном детектировании наличие 
минералов с содержанием радиоактивных элементов 
подтверждается. Благодаря рЭМ-исследованиям появи-
лась возможность выделить среди минералов эпидото-
вой группы, преобладающих среди тяжелых минералов 
в породе, радиоактивный ортит. На одном из участков 
аншлифа 3452 обнаружен минерал торит с высоким 
содержанием Th и других радиоактивных элементов 
(церия, иттрия), окруженный органическим веществом 
(рис. 13). Из-за высокой внутренней радиоактивности 
кристаллическая решетка минерала постепенно раз-
рушается, зерна минерала с течением времени могут 
становиться рентгеноаморфными. 

Торит найден в шлифе этого же образца (рис. 14). 
Присутствие торита даже в небольшом количестве зна-
чительно увеличивает радиоактивность породы. 

ранее в ряде работ М.Ю. Зубкова, посвященных не-
окомским и юрским объектам Западной сибири, получены 
доказательства того, что на увеличение радиоактив-
ности пород оказывает влияние наличие монацитовых 
микрокристаллических включений, обогащенных Th и U, 
в глинистом материале породы (Зубков, 2001, 2006, 2009). 
В ходе изучения седиментогенного глинистого материала 
песчаников пласта нами не отмечено обогащение микро-
кристаллами монацита ни в одном из образцов. основной 
вклад в естественную радиоактивность породы вносит 
присутствие тяжелых акцессорных минералов песчаной 
размерности (0,08–0,12 мм), содержащих в своем составе 
радиоактивные элементы.

Выполненные литолого-минералогические исследова-
ния позволяют сделать следующие выводы.

1. Изучаемые породы представлены песчаниками 
мелкозернистыми, с преобладающим размером обло-
мочного материала от 0,10–0,12 мм до 0,16–0,19 мм, 
по минеральному составу обломков относящихся к группе 

Рис. 9. Результаты ЭДС-детектирования в табличном виде и на спектрограмме

граувакковых аркозов, с глинистым цементом, с примесью 
карбонатного и цеолитового материала.

2. Во всех образцах песчаника отмечается слоистая 
текстура, которая обусловлена многочисленными сплош-
ными и прерывистыми слойками обогащения тяжелыми 
акцессорными минералами. Толщина этих слойков из-
меняется от долей миллиметра до 2,5 мм.

3. В целом для пород пласта фоновое содержание 
тяжелых акцессорных минералов составляет 2–11%, 
в отдельных прослоях их доля может увеличиваться 
до 15–40%. Минимальное и максимальное содержания 
тяжелых минералов соответствуют минимальному и мак-
симальному значениям профильной радиоактивности 
на керне и на каротаже ГК.

4. Концентрации калия контролируются содержа-
нием калиевых полевых шпатов, слюды, обломков 
пород. По данным профильной гамма-спектрометрии 
содержание калия слабо дифференцировано по разрезу, 
это подтверждают данные рентгенофазового анализа, 
где количество калишпатов изменяется около среднего 
для пласта (13–16%) и не оказывает значительного влия-
ния на радиоактивные характеристики породы.

5. основной вклад в повышение естественной радио-
активности пород вносит обогащение элементами Th 
и U. Влияние увеличения глинистости или количества 
органического материала (углефицированного раститель-
ного детрита) на аномальные значения радиоактивности 
не зафиксировано. Аномалии Th и U связаны именно 
с увеличением содержания тяжелых акцессорных мине-
ралов песчаной размерности.

6. среди тяжелых акцессорных минералов основными 
минералами, с которыми связано повышенное содержа-
ние радиоактивных элементов, являются: циркон, торит, 
фторапатит и минерал группы эпидота – ортит. Монацит 
в породах отмечается реже.

7. Тяжелые минералы имеют сопоставимый или чуть 
меньший размер зерен с зернами обломочного материала 
песчаников, но характеризуются хорошей окатанностью, 
что является свидетельством более длительного цикла 
или нескольких циклов осадкопереноса по сравнению 
с обломками породообразующего комплекса.

8. Предполагается, что к такому сильному обогащению 
тяжелыми акцессорными минералами, содержащими уран 
и торий, приводило естественное шлихование под дей-
ствием волновых процессов. 
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Рис. 10. Карта распределения элементов по аншлифу обр. 3452, увеличение ×300. Для каждого элемента указаны минералы, в кото-
рых наиболее часто встречается данный элемент
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Источником этих минералов служили специфические 
породы типа пегматитов (?), метаморфических и контак-
тово-метасоматических (?) пород.

9. Породы, обогащенные тяжелыми минералами с по-
вышенным радиационным фоном, являются реперным 
горизонтом при проведении корреляции в пределах из-
учаемого района.

Рис. 13. Минерал торит на РЭМ-изображении аншлифа обр. 3452 и результаты точечного ЭДС-детектирования в табличном виде 
и на спектрограмме. Увеличение ×1000

Рис. 12. Результаты ЭДС-детектирования в табличном виде и на спектрограмме по аншлифу обр. 3452 (рис. 11)

Рис. 11. Карта распределения элементов по аншлифу обр. 
3452, увеличение ×300. Карта получена путем наложения 
карт отдельных элементов (рис. 10)

Обсуждение результатов
Выделенные слои с высокой концентрацией тяжелых 

минералов характеризуются низкой проницаемостью 
и по ГИс интерпретируются как неколлектор. Данные 
слои способны формировать непроницаемые перемыч-
ки и контролировать уВ в песчаном разрезе залежи, 
что отражается на фактических результатах ГДК-оПК 
и испытаний. 

На рис. 15 представлен разрез через две близко рас-
положенные скважины. В скважине 2PL выделяется ин-
тервал с повышенными значениями ГК (отмечен красным 
прямоугольником), относительно которого происходит 
изменение типа флюида. 

По керну этот интервал представлен песчаником, 
который на макроскопическом уровне не выделяется 
в отдельный прослой и не дифференцируется от выше- 
и нижележащих песчаных отложений (рис. 16).

с точки зрения осадконакопления прослои, обога-
щенные акцессорными тяжелыми минералами, являются 
маркером трансгрессии. При поступлении осадочного ма-
териала такие минералы, имеющие схожее с песчаниками 
гранулометрическое распределение, равномерно рассеяны 
в них. При повышении уровня моря происходит размыв 
песчаных отложений и их сортировка по удельному весу. 
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Рис. 14. Фотография шлифа 3452, Увеличение ×400, николи II. 
В центральной части снимка торит

размыв и волновая переработка отложений характерны 
в условиях трансгрессии и известны на других площадях 
(Жемчугова и др., 2021; скачек и др., 2011). На схеме 
(рис. 17) представлен механизм формирования изуча-
емых прослоев. При трансгрессии первыми из взвеси 
выпадают тяжелые минералы, далее песчаная фракция, 
которая переходит во фракции с меньшим размером зерна, 

а затем вверх по разрезу накапливается типовой разрез 
проградирующей дельты с нормальной концентрацией 
акцессорных минералов в песчаниках.

На основе построенной концептуальной модели 
(рис. 17) можно сделать выводы, что отложения с по-
вышенным содержанием тяжелых минералов являются 
одновозрастными с глинистыми отложениями трансгрес-
сивного слоя, хорошо прослеживаются и коррелируется 
между собой. В зоне распространения песчаных отложе-
ний и отсутствия глинистых перемычек такие слои могут 
выступать в роли «гидродинамической заплатки».

современным аналогом изучаемых отложений явля-
ются гранатовые пески берегов Кольского полуострова, 
Карелии и побережья озера Байкал, магнетитовые пески 
Восточной Камчатки и оливиновые пески некоторых 
вулканических островов Тихого океана (рис. 18), обра-
зующие тонкие прослои, которые могут надстраиваться 
и смещаться латерально в зависимости от количества 
и длительности этапов трансгрессии.

рассматриваемые интервалы песчаных отложений 
с повышенным содержанием тяжелых минералов явля-
ются уникальным ориентиром и хорошо выделяются 
в разрезе скважин. Такие прослои были интегрированы 
в геологическую модель в виде изолирующих границ 

Рис. 15. Планшет ГИС скважин 1PL и 2PL
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Рис. 16.Литологический планшет скважины 2PL с вынесенной 
фотографией керна мелкозернистого песчаника в интервале 
повышенных значений естественной радиоактивности

номинальной толщины, которые объясняют результаты 
данных оПК в близкорасположенных скважинах 1PL 
и 2PL (рис. 19).

В скважине 3PL отложения, которые так же характери-
зуются повышенной концентрацией тяжелых минералов 
(граница 1 и 2), выступают в качестве литологического 
барьера между пачками (рис. 20). резкое изменение пла-
стового давления объясняется тем, что в верхних двух 
пачках ведется отбор флюида, и эти пачки гидродинами-
чески не связаны с нижележащими отложениями.

Заключение
рассматриваемый в работе шельфовый объект 

представлен песчаными отложениями фронта дельты. 
Фактические результаты исследований скважин, таких 
как оПК-ГДК и испытания, не объясняют различное поло-
жение флюидального контакта даже в близрасположенных 
скважинах. Изменение характера насыщения наблюдается 
после тонкого интервала с аномально высокими значени-
ями естественной радиоактивности по данным ГК.

Для изучения таких песчаников выполнен седимен-
тологический анализ керна и проведены специальные 
лабораторные исследования, включающие профильный 
спектральный ГК, рентгенофазовый анализ минерально-
го состава пород, петрографическое описание шлифов, 
изучение методом растровой электронной микроскопии.

В результате комплексного анализа в песчаных отложе-
ниях выявлено высокое содержание тяжелых минералов 
(до 15–40% от площади шлифа). среди них основными 
являются циркон, торит, фторапатит и ортит. они сконцен-
трированы в тонких прослоях, которые по данным измере-
ний проницаемости на образцах и полноразмерном керне 
характеризуются низкими фильтрационными свойствами. 
Накопление этих прослоев происходило в условиях 

Рис. 17. Концептуальная модель исследуемого пласта и меха-
низм накопления акцессорных минералов

Рис. 18. Гранатовые пески побережья озера Байкал

Рис. 19. Геологический разрез через скважины 1PL и 2PL с обо-
значенными границами 1 и 2 наличия прослоев с высокой кон-
центрацией тяжелых минералов
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Рис. 20. Результаты замеров пластового давления и диффе-
ренциация по пачкам

трансгрессии за счет гравитационной сортировки осадка. 
они сформировали комплексный флюидоупор в пласте. 
они хорошо выделяются в разрезе скважин и коррели-
руются как между собой, так и с отложениями транс-
грессивного слоя и глинистыми отложениями продельты.

Построенная концептуальная модель с учетом непро-
ницаемых прослоев песчаных отложений с высоким со-
держанием тяжелых минералов объясняет распределение 
уВ в залежи, что повышает прогностическую способ-
ность геологической модели и эффективность бурения 
эксплуатационных скважин. 
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Abstract. The article presents the results of special core 
studies in sandstone intervals with abnormally high values   
of natural radioactivity. Combining the obtained data with 
sedimentological analysis and actual field information made 
it possible to explain the position of the fluid contact and, 
accordingly, the distribution of hydrocarbons in the reservoir.

In two wells, 16 samples were selected for lithological 
and mineralogical study in places characterized by anomalous 
values   of natural radioactivity according to gamma ray logging 
data. Laboratory studies of the core were carried out: profile 
spectral gamma ray, X-ray phase analysis of the mineral 
composition of the rocks, petrographic description of thin 
sections, study by scanning electron microscopy.

The studied rocks are represented by sandstones. Their 
texture is due to numerous layers of enrichment in heavy 
minerals, the minimums and maximums of which correspond 
to the minimums and maximums of profile radioactivity on the 
core. Among the accessory minerals, the main ones associated 
with an increased content of radioactive elements are zircon, 
thorite, fluorapatite and orthite. Their content in the rock can 
reach 15–40%.

As a result of the work performed, a conceptual model 
was built that describes the mechanisms of formation of layers 
with high concentrations of heavy accessory minerals. From 
the point of view of sedimentation, such layers are a marker 
of transgression and have low filtration and capacitance 
properties according to laboratory data. This explains the 
different positions of fluid contacts in closely spaced wells 
and clarifies the internal structure of the productive formation.

Keywords: heavy minerals, concentrations, lithological 
studies, conceptual model, wave delta
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Анализ PVT-свойств пластовых газов Юрубчено-Тохомской 
зоны нефтегазонакопления Байкитской нефтегазоносной 

области на основании региональных трендов

М.В. Гагина*, В.Г. Волков, О.А. Гогебашвили
ООО «РН-КрасноярскНИПИнефть», Красноярск, Россия

Проведены исследования изменений физико-химических свойств газа и конденсата газовых шапок предельно 
насыщенной пластовой нефтегазоконденсатной системы в зависимости от термобарических условий залегания 
залежей. Исследования проведены по результатам лабораторных анализов 29 рекомбинированных проб газа, 
отобранных со скважин Юрубчено-Тохомской зоны нефтегазонакопления (ЮТЗ). основная закономерность из-
менения свойств конденсатов газов газовых шапок ЮТЗ выявлена от пластового давления. Зависимости между 
PVT-свойствами, определенными по рекомбинированным пробам пластового газа, и физико-химическими 
свойствами, определенными по устьевым пробам конденсата, обнаружить практически не удалось. Выявлена 
корреляция между пластовым давлением и потенциальным содержанием с5+высшие в пластовом газе (Псс5+высшие), 
пластовым давлением и коэффициентом извлечения конденсата из недр (КИК). По этим зависимостям можно 
проводить условную оценку ресурсов конденсата газа газовых шапок – потенциального содержания с5+высшие 
и КИК для новых, мелких по величине ресурсов нефти, газа и конденсата, нефтегазоконденсатных месторож-
дений Юрубчено-Тохомской зоны.

Ключевые слова: PVT-свойства газа газовых шапок, газовый конденсат, пластовый газ, потенциаль-
ное содержание с5+ (Псс5+высшие), коэффициент извлечения конденсата из недр, Юрубчено-Тохомская зона 
нефтегазонакопления
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Введение
определение начального потенциального содержания 

с5+, компонентного состава и коэффициента сверхсжи-
маемости пластового газа газовых шапок – невероятно 
трудоемкая, сложная и важная задача (Брусиловский, 
2002; Инструкция по комплексному…, 1980; указания 
по определению промысловых ресурсов…, 1971), которая 
позволяет более корректно оценить ресурсы месторожде-
ния, а также провести грамотную оценку необходимости 
строительства тех или иных объектов поверхностной 
инфраструктуры (скоробогатов и др., 2023). 

Кроме трудоемкости при определении характеристик 
пластового газа и конденсата (Методическое руковод-
ство…, 1986; Методическое руководство…, 1990) есть еще 
и пункт стоимости проведения исследований, который 
на первых этапах геологоразведочных работ может оказать 
значительную нагрузку на бюджет компании, в то время 
как рентабельность месторождения еще не определена. 

расчетным методам (Барташевич, ермакова, 1978) 
определения характеристик газа и газового конден-
сата (ермаков и др., 1990) посвящено много работ 

островской Т.Д. (Гриценко и др., 1995), Гриценко И.А., 
Юшкина В.В., Гвоздева Б.П., степановой Г.с. и других, 
в том числе зарубежных авторов. В проектно-технологи-
ческих документах по пластовым газам Западной сибири 
пользуются различными методами (рыбьяков, 2023), в том 
числе номограммами островской Т.Д. (Гриценко и др., 
1995). Практически во всех номограммах островской 
Т.Д. используется зависимость структурно-группового 
углеводородного состава газового конденсата от пласто-
вых давлений и температур, однако на рассматриваемых 
месторождениях номограммы не работают – в основном, 
из-за диапазона применимости номограмм. расчетные 
PVT-свойства пластового газа практически не имеют кор-
реляционной связи с лабораторными экспериментами из-
за, предположительно, различия в генезисе углеводородов. 
Вследствие этого, необходимо более детальное изучение 
собственных лабораторных исследований Юрубчено-
Тохомской зоны (ЮТЗ).

В данной работе проведен детальный сравнитель-
ный анализ результатов исследований проб пластового 
газа и конденсата газовых шапок. рассмотрены зави-
симости PVT-свойств пластового газа (компонентного 
состава, коэффициента сверхсжимаемости (z-фактора), 
потенциального содержания с5+высшие в пластовом газе 
(Псс5+), коэффициента извлечения конденсата из недр 
(КИК), – основных подсчетных параметров пластовых 
газов и конденсатов, влияющих на запасы конденсата 
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в недрах; потерь насыщенного конденсата; давления на-
чала конденсации; давления максимальной конденсации) 
и конденсата (структурно-групповой состав – массовое 
содержание ароматических соединений, нафтенов, пара-
финов, плотности конденсата в стандартных условиях, со-
держания смол силикагелевых, асфальтенов, парафинов) 
от термобарических условий залегания пластов (залежей). 
Приведена попытка установления взаимосвязи физико-
химических свойств пластовых конденсатов от свойств 
пластового газа. 

Авторы статьи преследуют следующие цели и задачи:
– анализ лабораторных исследований PVT-свойств 

пластовых газов на разрабатываемых месторождениях 
Юрубчено-Тохомской зоны нефтегазонакопления; 

– установление корреляционной взаимосвязи PVT-
свойств газов и конденсатов на основании региональных 
трендов или термобарических условий залегания пласта 
(залежи);

– определение формулы для расчета потенциального 
содержания с5+ пластового газа, коэффициента сверхсжи-
маемости и коэффициента извлечения конденсата из недр 
для более мелких по запасам месторождений Юрубчено-
Тохомской зоны, где исследований проб пластового газа 
еще не проводилось.

Материалы и методы
Юрубчено-Тохомская зона (ЮТЗ) нефтегазонакопле-

ния относится к Камовскому нефтегазоносному району, 
а в тектоническом плане – к Байкитской антеклизе. 
самыми крупными эксплуатируемыми месторожде-
ниями являются Юрубчено-Тохомское и Куюмбинское 
нефтегазоконденсатные месторождения (НГКМ). 
Более мелкие по ресурсам нефти, газа и конденсата 
нефтегазоконденсатные месторождения – Камовское, 
Шушукское, Борщевское, оморинское, салаирское – 
не разрабатываются. 

Месторождения очень сложные для разработки, не-
обходимо учитывать много нюансов, таких как нефтега-
зоконденсатность, соленость пластовых вод, мощность 
пластов, осложненных системой трещин (кавернозно-
трещинный тип коллектора). 

В работе использованы результаты исследований 29 
рекомбинированных проб пластового газа газовых шапок 
по скважинам Юрубчено-Тохомского и Куюмбинского 
месторождений: 3 пробы из вендских отложений (пла-
сты Б-VIII и Б-IX) и 12 проб из рифейских отложений 
(Юрубчено-Тохомское НГКМ), 14 проб из рифейских 
отложений (Куюмбинское НГКМ). 

Произведен анализ результатов имеющихся лаборатор-
ных исследований PVT-свойств пластового газа и физико-
химических свойств конденсата по рекомбинированным 
пробам ЮТЗ на предмет взаимосвязи с термобариче-
скими условиями залегания пласта. Анализ результатов 
лабораторных исследований рекомбинированных проб 
газа и конденсата заключается в сопоставлении на кросс-
плотах PVT-свойств пластового газа и физико-химических 
свойств конденсата от термобарических условий пласта 
при проведении отбора рекомбинированной пробы. 

Явной корреляционной зависимости не выявлено 
между следующими параметрами: массовой концен-
трацией ароматических соединений в конденсате 

по поверхностным пробам и пластовыми термобариче-
скими условиями (скважинный замер при отборе пробы), 
массовой концентрацией нафтеновых соединений в кон-
денсате по поверхностным пробам и пластовыми термо-
барическими условиями (скважинный замер при отборе 
пробы), массовой концентрацией парафиновых соедине-
ний в конденсате по поверхностным пробам и пластовыми 
термобарическими условиями (скважинный замер при от-
боре пробы), массовой концентрацией парафиновых со-
единений в конденсате по поверхностным пробам и мас-
совой концентрацией нафтеновых соединений, массовой 
концентрацией ароматических соединений в конденсате 
по поверхностным пробам и массовой концентрацией 
парафиновых соединений. 

однако обнаружена полиномиальная зависимость 
по поверхностным пробам конденсата по структурно-
групповому составу – арены (% масc.) от нафтенов 
(% масc.) (рис. 1).

условно на данном графике (рис. 1) можно выделить 
2 группы проб (выделенных овалом), поведение которых, 
с достаточно хорошим коэффициентом корреляции, мож-
но описать полиномиальной зависимостью: 1 группа со 
значениями % масc. нафтеновых соединений, принадле-
жащих диапазону 8–14 и 2 группа со значениями % масс. 
нафтеновых соединений, принадлежащих диапазону 
14,5–19. однако решено оставить единую зависимость, 
т.к. для условного разделения статистически остается 
очень мало данных.

Рис. 1. Зависимость массовой концентрации ароматических 
соединений в конденсате по поверхностным пробам от массо-
вой концентрации нафтеновых соединений

Рис. 2. Зависимость содержания стабильного конденсата 
в пластовом газе по рекомбинированным пробам пластового 
газа от пластового давления в скважине при отборе пробы
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рассмотрена зависимость для потенциального содер-
жания с5+высшие (Псс5+высшие) в пластовом газе от пластового 
давления (рис. 2).

На рис. 2, как и на рис. 1, можно условно выделить 
2 группы проб, однако в разные группы на рисунках 1 
и 2 входят разные пробы. На рис. 1 кросс-плот построен 
по результатам исследований физико-химических свойств 
поверхностных проб конденсата, а на рис. 2 – по резуль-
татам исследований рекомбинированных проб пластового 
газа, где не всегда проводилось определение физико-хи-
мических свойств конденсата. однако есть небольшие 
пересечения, к примеру: к 1 группе на рис. 1 (со значе-
ниями % масс. нафтеновых соединений, принадлежащих 
диапазону 8–14, 6 проб) принадлежат 2 пробы из 1 группы 
(из 4 проб) на рис. 2 и 1 проба из группы 2 на рис. 2; во 2 
группе на рис. 1 (со значениями % масс. нафтеновых со-
единений, принадлежащих диапазону 14,5–19, 4 пробы) 
есть 3 пробы из 4-х, принадлежащих к 1 группе на рис. 1. 

Возможной причиной разделения проб на группы слу-
жит примесь нефти в составе пробы. Предположительно, 
1 группа (рис. 1) является примером смеси конденсата 
с нефтью – в составе поверхностных проб больше тяже-
лых и сложных по структуре ароматических соединений. 
В соответствие группе 1 (рис. 1) ставится группа 2 (рис. 2), 
т.к. из 4 проб выборки в состав этой же выборки попали 
3 пробы из группы 1 (рис. 1). 2 группа проб (рис. 1) пред-
ставляет собой более чистую фракцию конденсата, т.к. 
в составе конденсата меньше ароматических соединений, 
больше нафтеновых структур, ей в соответствие ставится 
группа 1 (рис. 2). Для более обоснованного разделения 
необходимо понимание отличительных особенностей 
конденсатов и нефтей ЮТЗ. 

На номограммах островской Т.Д. для определения 
Псс5+ зависимость имеет другой угол наклона темпе-
ратуры к оси нафтенов, в виду того, что номограмма 
у островской Т.Д. построена для содержания аромати-
ческих соединений в диапазоне 5–15 % масс., в то время 
как в рассматриваемых нами пробах газового конденсата 
Юрубчено-Тохомской зоны, эти соединения лежат в диа-
пазоне 2–7% масс. Вероятно, тот факт, что идентичной 
корреляционной взаимосвязи в свойствах газовых кон-
денсатов ЮТЗ не наблюдается, как показано в работах 
по газовым конденсатам Западной сибири (Гриценко 
и др., 1995; ермаков и др., 1990), объясняется различи-
ем в генезисе конденсатов, что следует из работ А.Н. 
рыбьякова, о.Г. Кананыхиной, В.А. скоробогатова, 
Д.Я., Хабибуллина и др. (рыбьяков, 2023; рыбьяков, 
Кананыхина, 2021; скоробогатов и др., 2023). 

При проведении анализа лабораторных исследований 
физико-химических свойств пластового газа и конден-
сата на предмет взаимосвязи содержания стабильного 
конденсата в газе с величиной пластового давления 
произведена отбраковка 72% результатов лабораторных 
исследований проб по следующим причинам: слишком 
низкая скорость газа у башмака НКТ, что способствует 
неполному выносу конденсата из пласта; слишком боль-
шая депрессия на пласт в ходе отбора рекомбинированной 
пробы, что способствует выпадению конденсата в при-
забойной зоне пласта; отбор рекомбинированной пробы 
пластового газа произведен в затронутой разработкой зоне 

пласта; при проведении рекомбинации давление начала 
ретроградной конденсации оказалось выше начального 
пластового давления в газовой шапке. Таким образом, 
сформировалась выборка из 8 условно кондиционных 
рекомбинированных проб пластового газа и конденсата, 
результаты исследований которых использованы в кор-
реляционном анализе. В эту выборку вошли результаты, 
в которых значения начального Псc5+ лежат в диапазоне 
110–166 г/м3, т.е. при проведении отбора данных проб 
пластовых флюидов на рекомбинацию соблюдался оп-
тимальный режим выноса конденсата, и рекомбинация 
пробы пластового газа проведена до давления начала 
ретроградной конденсации, равной начальному пласто-
вому давлению в газовой шапке. остальные значения 
не приняты в расчет корреляции, так как оптимальный 
режим и условия отбора не были выдержаны. 

Получилась линейная корреляционная зависимость, 
согласующаяся с результатами лабораторных экспери-
ментов, ошибка, по регрессионной оценке, составила 
0–11%. Данную зависимость можно принимать в работу 
при оценке ресурсов газового конденсата. 

На рис. 3 представлена зависимость потерь насыщен-
ного конденсата по результатам исследований рекомбини-
рованных проб пластового газа по различным скважинам 
ЮТЗ на основании тестов CVD (constant volume deple-
tion – эксперимент истощения при постоянном объеме) 
от давления в ячейке при проведении эксперимента. 
Наблюдается типичный для зависимости «Псс5+высшие – рпл» 
тренд, однако изменения значений потерь конденсата 
лежат в широком диапазоне, описать этот тренд в виде 
единой зависимости довольно трудно.

сопоставление на кросс-плот графиках различных 
физико-химических параметров пластовых газоконден-
сатных проб не выявило зависимости. сопоставление 
было проведено по следующим параметрам: суммарные 
потери насыщенного конденсата по результатам исследо-
ваний рекомбинированных проб пластового газа по экс-
периментам CVD от коэффициента извлечения конденсата 
из недр, давление начала конденсации по результатам 
исследований рекомбинированных проб пластового газа 
от коэффициента извлечения конденсата из недр, давление 
максимальной конденсации по результатам исследований 
рекомбинированных проб пластового газа от коэффициен-
та извлечения конденсата из недр, плотность стабильного 
конденсата в поверхностных условиях от коэффициента 
извлечения конденсата из недр, коэффициент извлечения 
конденсата из недр от содержания выкипающих фракций 
при различных температурах (100, 150, 200, 250, 300 °с), 
потенциальное содержание с5+высшие в пластовом газе 
от содержания выкипающих фракций при различных 
температурах (100, 150, 200, 250, 300 °с), коэффициент 
извлечения конденсата из недр от пластовой температу-
ры (скважинный замер при отборе пробы). Кросс-плоты 
представляют собой облако точек, которое сложно опи-
сать единой зависимостью с хорошим коэффициентом 
корреляции.

На рис. 4 представлена зависимость коэффициента 
извлечения конденсата из недр от пластового давления 
(скважинный замер при отборе пробы) – наблюдается 
линейная зависимость, коэффициент корреляции 0,421.
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Полученную зависимость (рис. 4) можно рассмотреть 
для условной оценки подсчетных параметров конденсата 
при оценке ресурсов новых месторождений ЮТЗ.

Также рассмотрены зависимости для коэффициента 
сверхсжимаемости пластового газа (z-фактора) и компо-
нентного состава пластового газа от начальных термо-
барических условий залежи. В таблице 1 приведены по-
скважинные данные по z-фактору, компонентному составу 
пластового газа, термобарическим условиям в скважине 
и характеристикам газоконденсатной смеси. 

Корреляционной зависимости не обнаружено для сопо-
ставления коэффициента сверхсжимаемости от пластовой 
температуры, давления начала конденсации, пластового 
давления, конденсатно-газового фактора по стабильному 
конденсату, конденсатно-газового фактора по сырому 
конденсату, коэффициента извлечения конденсата из недр, 
массовой концентрации ароматических соединений 
в конденсате по поверхностным пробам, массовой концен-
трации нафтеновых соединений в конденсате по поверх-
ностным пробам, массовой концентрации парафиновых 
соединений в конденсате по поверхностным пробам, со-
держания выкипающих фракций (% об.) при различных 
температурах (100, 150, 200, 250, 300 °с).

На основании результатов анализов рекомбинирован-
ных проб пластового газа произведено сопоставление 
компонентного состава пластового газа от пластовых 
термобарических условий: метана, этана, пропана, изо- 
и норм-бутана, тяжелого псевдо-компонента с5+высшие, – 
трендов обнаружить не удалось. 

При сопоставлении головных компонент пластово-
го газа с содержанием выкипающих фракций (% об.) 
при различных температурах (100, 150, 200, 250, 300 °с) 
зависимость также не прослеживается. 

Обсуждение результатов, выводы 
В работе проанализированы результаты лабораторных 

исследований PVT-свойств пластового газа и физико-
химических свойств конденсата по рекомбинированным 
пробам. Зависимость между PVT-свойствами, опреде-
ленными по рекомбинированным пробам газа, и физико-
химическими свойствами, определенными по устьевым 
пробам конденсата обнаружить не удалось. 

Выявлено, что преобладающее влияние на основ-
ные подсчетные свойства конденсатов газовых шапок 
Юрубчено-Тохомской зоны нефтегазонакопления оказы-
вает пластовое давление. Получены зависимости от пла-
стового давления в залежи для расчета характеристик 
пластового газа и конденсата – потенциального содер-
жания с5+высшие (Псс5+высшие) и коэффициента извлечения 
конденсата из недр (КИК). Формулы для расчета между 
пластовым давлением и потенциальным содержанием 
с5+высшие (1), между пластовым давлением и коэффициен-
том извлечения конденсата из недр (2):

Псс5+высшие (г/м3) = 48,364 · рпл нач (МПа) – 876,63,    (1)

КИК (д. ед.) = 0,16 · (рпл нач (МПа)) – 2,7869,  (2)
где Псс5+высшие – потенциальное содержание с5+высшие в пла-
стовом газе, определенное по результатам лабораторных 
исследований рекомбинированных проб пластового газа 
и конденсата, г/м3; рпл нач – начальное пластовое давление 
в залежи, определенное на скважине в момент отбора 
рекомбинированной пробы, МПа; КИК – коэффициент 
извлечения конденсата из недр, д. ед.

Рис. 3. Зависимость потерь насыщенного конденсата по результатам исследований рекомбинированных проб пластового газа 
по тестам CVD от давления в ячейке при проведении эксперимента

Рис. 4. Зависимость коэффициента извлечения конденсата 
из недр от пластового давления, замеренного при проведении 
отбора рекомбинированной пробы на скважине
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Табл. 1. Физико-химические свойства и состав пластового газа по скважинам ЮТЗ

Имя 
скв. 

Пласто-
вое 
давле-
ние, 
МПа 

Пласто-
вая 
темпе-
ратура, 
0С 

Z-
фактор, 
д.ед. 

Компонентный состав пластового газа, % мол. Давление, МПа Конденсат-
но-газовый 
фактор по  
стабильному 
конденсату, 
см3/м3 

Конденсат- 
но-газовый 
фактор по  
сырому 
конденсату, 
см3/м3 

Коэффициент 
извлечения 
конденсата из 
недр, д.ед. 

Принятое в 
подсчете 
запасов 
значение ПСс5+ 
стабильного 
конденсата в 
газе, г/м3 

CO2 N2 C1 C2 C3 iC4 nC4 C5+ начала 
конден-
сации 

максима-
льной 
конден-
сации 

А 20.9 25.0 0.708 0.13 4.84 80.02 7.07 2.38 0.54 1.22 3.79 20.6 3.2 199.9 245.5 0.436 138 
Б (1) 20.4 30.8 0.757 0.10 5.16 81.63 6.41 2.55 0.61 0.71 2.83 19.6 5.4 147.0 268.6 0.588 138 
В 21.0 25.1 0.574 0.09 2.49 66.15 14.84 8.21 1.44 2.99 3.79 14.0 3.0 139.1 165.6 - 138 
Г 21.1 29.0 0.715 0.19 0.16 81.82 8.26 3.93 0.64 1.20 3.80 25.5 4.6 226.4 486.0 0.340 138 
Д 21.2 27.0 0.757 0.05 6.13 79.84 7.20 2.32 0.44 0.81 3.21 20.5 3.1 251.2 457.8 0.580 138 
1Е 21.3 27.0 0.745 0.04 6.14 80.09 7.59 2.46 0.42 0.92 2.35 21.3 2.6 205.9 278.3 0.747 138 
2Е 21.3 27.0 0.809 0.01 7.36 77.71 7.95 3.03 0.52 1.09 2.32 21.3 2.6 193.2 280.0 0.476 138 
Ж 21.5 29.8 0.850 1.36 5.04 80.61 7.83 2.33 0.36 0.63 1.84 21.6 10.1 114.8 171.3 0.708 138 
Б (2) 20.8 30.5 0.760 0.02 4.84 84.38 2.92 2.66 1.00 1.15 3.03 19.2 4.7 153.0 276.0 0.538 138 
З 20.8 27.0 0.771 0.10 13.98 73.57 6.11 2.34 0.39 0.58 2.93 20.4 9.8 245.6 332.3 0.540 142 
И (1) 20.4 29.0 0.725 0.08 7.09 76.89 7.91 3.05 0.52 1.19 3.27 16.7 3.0 105.0 154.0 0.604 142 
И (2) 20.4 29.0 0.772 0.02 8.32 79.68 7.52 2.42 0.33 0.67 1.04 - - - - - 142 
К (1) 21.0 30.0 0.723 0.04 3.96 80.37 7.71 2.90 0.58 1.37 3.07 23.9 3.0 83.0 136.0 - 142 
К (2) 21.0 30.0 0.745 0.51 7.93 75.82 7.99 3.06 0.49 1.00 3.20 21.0 3.0 68.0 97.0 - 142 
Л 16.6 19.0 0.696 0.19 0.00 87.63 6.87 2.20 0.34 0.71 2.07 16.2 - 143.2 169.0 0.551 142 
М 19.9 24.0 0.741 0.09 6.33 80.92 7.13 2.27 0.43 0.90 1.93 24.6 4.4 187.7 107.9 0.318 142 
Н 15.6 29.8 0.796 0.07 15.40 67.58 8.11 4.30 0.71 1.57 2.25 15.2 7.9 155.5 204.6 0.706 142 
О (1) 20.3 25.8 0.803 0.00 6.27 74.14 8.69 4.13 0.80 1.81 4.16 20.3 10.0 206.8 272.1 - 142 
О (2) - - 0.788 0.00 6.54 77.06 8.41 3.40 0.58 1.28 2.73 21.0 10.0 - - - 142 
П (1) 21.2 26.2 0.736 0.00 8.95 74.04 9.15 3.44 0.53 1.00 2.90 20.8 8.4 159.9 230.7 0.547 142 
П (2) 21.0 27.0 0.737 0.02 8.07 75.23 8.66 3.18 0.40 0.78 3.66 - - 358.0 551.0 - 142 
П (3) 21.0 27.0 0.740 0.06 8.16 74.50 8.29 3.78 0.64 1.20 3.37 19.5 9.8 271.0 438.0 0.440 142 
Р 21.0 25.3 0.777 0.04 8.37 80.66 6.00 2.18 0.47 0.68 1.60 17.3 8.0 98.7 139.0 0.623 142 
С 21.8 28.5 0.687 0.20 2.68 76.18 9.44 4.63 0.93 1.96 3.98 19.8 3.0 136.0 245.0 - 138 
С (2) 21.6 28.0 0.678 0.71 2.56 77.08 7.53 3.43 0.85 1.89 5.95 21.6 3.0 201.0 337.0 - 138 
Т  20.8 26.1 0.808 0.11 5.99 80.34 7.11 2.61 0.51 1.01 2.32 20.8 2.9 98.7 109.7 - 138 
У 21.3 25.9 0.749 0.10 5.82 81.71 5.53 1.79 0.79 0.55 3.71 18.1 10.8 255.3 334.1 0.699 138 
Ф 18.5 25.5 0.819 0.07 4.53 79.13 7.62 3.26 0.69 1.41 3.29 18.5 8.0 152.7 190.9 0.723 138 
Х 21.6 26.0 0.711 0.21 2.92 82.28 6.91 2.31 0.42 0.92 4.03 21.6 3.3 134.0 188.0 - 138 
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По зависимостям (1) и (2) можно проводить условную 
оценку ресурсов конденсата в пластовом газе газовых 
шапок – потенциального содержания с5+высшие и КИК 
для новых, мелких по ресурсам нефти, газа и конденсата 
нефтегазоконденсатных месторождений Юрубчено-
Тохомской зоны.

Благодарность
Авторы выражают благодарность коллегам из ооо 

«рН-КрасноярскНИПИнефть» и рецензентам за ценные 
замечания и предложения, которые способствовали улуч-
шению работы.

литература 
Барташевич А.А., ермакова В.И. (1978). способ геохимической 

разведки. Патент SU 716015. 
Брусиловский А.И. (2002). Фазовые превращения при разработке 

месторождений нефти и газа. М: Грааль. 
Гриценко А.И., Гриценко И.А., Юшкин В.В., островская Т.Д. (1995). 

Научные основы прогноза фазового поведения пластовых газоконден-
сатных систем. М: Недра. 

ермаков В.И., Зорькин Л.М., скоробогатов В.А., старосельский 
В.И. (1990). Геология и геохимия горючих газов: справочник. Под ред. 
И.В. Высоцкого. М: Недра, 315 с. 

Инструкция по комплексному исследованию газовых и газоконден-
сатных пластов и скважин (1980). М: Недра.

Методическое руководство о порядке разработки, содержания 
и оформления материалов по обоснованию потенциального содержания 
конденсата в пластовом газе и коэффициента извлечения конденсата 
из недр (1986). М: соЮЗГАЗТеХНоЛоГИЯ. 

Методическое руководство по подсчету балансовых и извлекаемых 
запасов конденсата, этана, пропана, бутанов, неуглеводородных ком-
понентов, определению их потенциального содержания в пластовом 
газе, учету добычи конденсата и компонентов природного газа (1990). 
М: ВНИИГАЗ. 

рыбьяков А.Н. (2023). Закономерности изменения содержания и со-
става жидких углеводородов в свободном газе месторождений Западной 
сибири. Вести газовой науки, 1(53), с. 173–181.

рыбьяков А.Н., Кананыхина о.Г. (2021). Формирование и прогнози-
рование конденсатосодержащих месторождений и залежей в осадочных 
бассейнах россии. Проблемы ресурсов, разведки и добычи в XXI веке. 
Вести газовой науки, 3(48), с. 80–91.

скоробогатов В.А., рыбьяков А.Н., Хабибуллин Д.Я. (2023). Газовый 
конденсат осадочных бассейнов россии: генезис, запасы, ресурсы, до-
быча. Будущее. Вести газовой науки, 1(53), с. 294–308.

указания по определению промысловых ресурсов конденсата и его 
добычи при эксплуатации газоконденсатных месторождений на есте-
ственном режиме (1971). М: ВНИИГАЗ.

сведения об авторах
Миляуша Венеровна Гагина – главный специалист от-

дела свойств флюидов и ГДИс
ооо «рН-КрасноярскНИПИнефть»
россия, 660098, Красноярск, ул. 9 мая, д. 65Д 
e-mail: GaginaMV@knipi.rosneft.ru

Владимир Григорьевич Волков – заместитель генераль-
ного директора по геологии и разработке

ооо «рН-КрасноярскНИПИнефть»
россия, 660098, Красноярск, ул. 9 мая, д. 65Д 
e-mail: VolkovVG@knipi.rosneft.ru

Олег Александрович Гогебашвили – начальник отдела 
свойств флюидов и ГДИс

ооо «рН-КрасноярскНИПИнефть»
россия, 660098, Красноярск, ул. 9 мая, д. 65Д 
e-mail: GogebashviliOA@knipi.rosneft.ru

Статья поступила в редакцию 28.06.2024;  
Принята к публикации 10.09.2024; Опубликована 30.09.2024

In EnglIsh

OrIgInal arTIclE 

PVT-Properties analysis of reservoir gases of the Yurubcheno-Tokhom 
Oil and gas accumulation Zone of the Baikit Oil and gas region Based on 
regional Trends
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RN-KrasnoyarskNIPIneft, Krasnoyarsk, Russian Federation
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abstract. Studies of changes in the physical and chemical 
properties of reservoir gas and gas cap condensate of an 
extremely saturated reservoir oil and gas condensate system 
depending on the conditions of deposits (reservoir pressures 
and temperatures) were carried out. The research was based 
on the results of laboratory analyses of 29 recombined gas 
samples taken from wells of the Yurubcheno-Tokhom oil 
and gas accumulation zone (YTZ). The main pattern of 
changes in the properties of gas condensates of the gas caps 
of the UTZ was revealed as a function of reservoir pressure. 
There was practically no correlation between PVT-properties 
determined from recombined reservoir gas samples and 
physical and chemical properties determined from wellhead 
condensate samples. A correlation between reservoir pressure 
and potential C5+higher content  in reservoir gas (PCс5+higher), 
reservoir pressure and condensate recovery coefficient was 

revealed. Based on this dependencies, it is possible to carry 
out conditional estimation of the gas condensate resources 
of gas caps – the potential content of C5+higher and condensate 
recovery coefficient for new, smal oil and gas condensate fields 
of the Yurubcheno-Tokhom oil and gas accumulation zone.

Keywords: PVT-properties of gas caps, gas condensate, 
reservoir gas, potential C5+ content (PCC5+higher), condensate 
recovery coefficient, Yurubcheno-Tokhom zone of oil and 
gas accumulation
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Интегрированное моделирование многозонного гидроразрыва 
низкопроницаемых коллекторов

В.Н. Астафьев1,2*, Г.М. Митрофанов2
1ООО «БурСервис», Москва, Россия 

2Институт нефтегазовой геологии и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН, Новосибирск, Россия

Наиболее эффективным методом разработки низкопроницаемых коллекторов является многозонный гидро-
разрыв пласта (МГрП), что подтверждается его интенсивным развитием в россии. особенностью моделирования 
гидроразрыва пласта низкопроницаемых коллекторов является не только необходимость расчета оптимальных 
параметров трещин МГрП и их взаимного расположения, но и учет влияния гидроразрыва на изменения филь-
трационных свойств пласта. Для создания оптимальной модели МГрП потребовалось совершенствование суще-
ствующих методик и их оптимизация с применением 3D-моделирования. с использованием петрофизической, 
геологической, гидродинамической, геомеханической и литолого-геохимической моделей пласта в качестве 
входных данных создана новая методика оптимизации МГрП. Взаимосвязь входных моделей и их обратная 
связь с результатами калибровки модели гидроразрыва на основе анализа параметров ГрП и работы скважины 
позволяют уменьшить влияние субъективного фактора на моделирование и построить более корректные модели 
многозонного гидроразрыва пласта. Показано, что применение интегрированного моделирования позволяет 
не только создать оптимальные модели МГрП, но и определить набор дополнительных исследований, необходи-
мых для уточнения данных и корректного построения моделей. Предложенный подход опробован на нескольких 
месторождениях с совершенно различными геолого-геофизическими характеристиками пластов. с применением 
этого подхода впервые в россии разработаны и опробованы технологии высокоскоростного гибридного МГрП 
высокотемпературных нефтяных пластов и МГрП низкотемпературных газовых пластов с использованием жид-
кости на углеводородной основе для разработки низкопроницаемых туронских, юрских, ачимовских коллекторов 
и нетрадиционных залежей баженовской свиты. 

Ключевые слова: многозонный гидроразрыв пласта, оптимизация МГрП, 3D-моделирование, трудноизвле-
каемые запасы, низкопроницаемые пласты
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Введение
В связи со смещением российской нефтегазовой 

индустрии в сторону разработки трудноизвлекаемых 
запасов углеводородов, в частности, низкопроницаемых 
коллекторов (Astafyev et al., 2020), значительно выросло 
количество горизонтальных скважин, заканчиваемых 
многозонным гидроразрывом пласта (МГрП) (рис. 1), 
что подтверждает необходимость использования мето-
дов интенсификации для эффективной разработки ме-
сторождений. В отличие от однозонного гидроразрыва 
пласта (ГрП), многозонные требуют более тщательной 
подготовки и моделирования, поскольку нужно не только 
спроектировать оптимальный по азимуту и длине горизон-
тальный участок скважины с необходимым количеством 
трещин МГрП, обладающих заданными геометрическими 
и фильтрационными параметрами, но и учесть влияние 
гидроразрыва на изменение гидродинамических (ГД) 
и геомеханических характеристик пласта. Важность 
учета всех этих составляющих определяется высокой 

стоимостью МГрП и сложностью исправительных работ 
в случае недостижения запланированной продуктивности 
скважины. Большинство исследований в области моде-
лирования и оптимизации МГрП посвящено изучению 
влияния отдельных факторов на эффективность метода: 
геомеханичеких характеристик пласта, газо-водонеф-
тяных контактов (Казаков и др., 2019), проницаемости 
коллектора (Fayzullin et al., 2020). Комплексные исследо-
вания эффективности горизонтальных скважин с МГрП 
рассматривают в основном технические аспекты, свя-
занные с учетом взаимного влияния трещин (Britt et al., 
2009) или правильной интерпретации параметров пластов 
и зоны дренирования, созданной многозонным гидрораз-
рывом (Barree et al., 2015). Многоцелевая оптимизация 
МГрП, при которой одновременно ищется экстремум 
нескольких показателей (чистый дисконтированный до-
ход, затраты на проведение обработок, дебит скважины 
и др.), рассматривается как способ поиска конструкции 
скважины, количества трещин ГрП и их характеристик, 
обеспечивающих максимальный приток к горизон-
тальной скважине при определенных экономических 
ограничениях (старовойтова и др., 2019). Такой подход 
позволяет упростить поиск оптимального варианта МГрП, 
но не учитывает изменение характеристик коллекторов, 
интерференцию трещин во время проведения обработок. 

ОрИгИнальная статья 

DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2024.3.13 уДК 550.8.05+550.82+550.84 
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В настоящей работе представлены усовершенствованная 
методика моделирования МГрП с использованием взаи-
мосвязанных трехмерных моделей среды и разработанная 
нами методика автоматизированной оптимизации МГрП, 
основанная на переборе различных параметров трещин 
в гидродинамическом симуляторе и выборе оптималь-
ного варианта. Интеграция этих методик стала основой 
для разработок технологий многозонного гидроразрыва 
для низкопроницаемых пластов с совершенно различными 
характеристиками.

Материалы и методы
основой для настоящих исследований стали материалы, 

полученные при многозонных обработках горизонтальных 
скважин, проведенных в Западной сибири при разработке 
нефтяных и газовых месторождений в юрских и меловых 
отложениях. Выполненные в Западной сибири первые 
МГрП показали их эффективность и обозначили опреде-
ленные сложности (Astafyev et al., 2020), возникающие 
при выборе оптимального многозонного закачивания 
и гидроразрыва. Простое копирование технологий стан-
дартного ГрП оказалось не эффективным, а моделирова-
ние многозонного гидроразрыва как серии однозонных 
потребовало решения задач взаимного влияния трещин 
на их геометрию и процессы фильтрации флюида к стволу 
скважины, что является основными факторами при опти-
мизации многозонных обработок. Аналитические методы 
оценки дебита горизонтальных скважин с МГрП (елкин 
и др., 2016), допускающие некоторые упрощения, не по-
зволяют точно рассчитать влияние параметров трещин 
на продуктивность горизонтальной скважины. Поэтому 
основным инструментом оптимизации многозонных об-
работок является моделирование геологической среды, 
трещин ГрП, притока флюида к скважине и сопоставление 
их с экспериментальными данными.

Для создания модели МГрП построены базовые 
3D-геологические модели пластов на основе данных сейс-
моразведки и 1D-петрофизических моделей, базирующих-
ся на геофизических исследованиях в скважинах (ГИс) 
и лабораторных исследованиях керна. Геологическая 
модель является основой для построения геомеханической 
модели, определяющей геометрические параметры тре-
щин, и гидродинамической модели (ГДМ), определяющей 
параметры работы скважины. одномерная литолого-гео-
химическая модель позволяет учесть влияние процесса 

ГрП на фильтрационно-емкостные свойства (Фес) пла-
стов и внести уточнения в гидродинамическую модель. 
При выборе дизайна МГрП низкопроницаемых пластов 
усовершенствована стандартная методика моделирова-
ния (рис. 2): основной процесс моделирования вынесен 
из симулятора ГрП и выполняется в других специализи-
рованных программных модулях, а полученные данные 
используются уже непосредственно для моделирования 
гидроразрыва (рис. 3). очевидным преимуществом такой 
методики является то, что построение каждой модели 
выполняется с помощью специализированного про-
граммного обеспечения и профильными специалистами, 
что позволяет значительно повысить качество получения 
данных для моделирования ГрП. При использовании 
стандартной методики моделирования в симуляторе ГрП 
имеется некоторая свобода выбора параметров модели, 
что является субъективным фактором и может значитель-
но снижать качество моделирования. В усовершенство-
ванной методике моделирования взаимная связь входных 
моделей позволяет более корректно повысить точность 
данных, поскольку определенная неувязка в параметрах 
моделей приводит к более детальному изучению всех па-
раметров и нахождению наиболее приемлемого решения. 
Модель ГрП создается на базе параметров, полученных 
при построении различных входных моделей, при этом 
предполагается, что данные параметры не меняются 
без изменения входных моделей. После проведения те-
стовых закачек, основной стадии ГрП или испытания 
скважины по полученным данным (по обратной связи) 
уточняются входные модели, что дает возможность про-
верить их корректность и взаимосвязь. При многозонном 
гидроразрыве это особенно важно, поскольку имеется 
возможность корректировать модели после каждой ста-
дии многозонной обработки, изменять геомеханическую 
модель (4D в случае МГрП) и гидродинамическую модель 
(3D). Предложенная методика моделирования является 
более затратной и ресурсоемкой, но позволяет построить 
точные модели МГрП и определить необходимый набор 
исследований для корректного моделирования.

Необходимость проведения дополнительных ис-
следований для получения новых данных обусловлена 
значительным влиянием процесса гидроразрыва на Фес 
пластов, что в случае многозонных обработок может быть 
серьезным ограничением в достижении экономической 
эффективности скважины. создание литолого-геохимиче-
ской модели направлено на определение динамику изме-
нения Фес пород, их использование в гидродинамической 
модели и дизайне ГрП. Значительное ухудшение Фес 
пластов в притрещинной зоне вызывается набуханием 
глинистых минералов при контакте с жидкостью гидро-
разрыва (рис. 4). Для определения набухания глинистых 
минералов необходимо выявить их наличие в керновом 
материале с помощью рентгеноструктурного анализа, 
определить изменение размеров образца и проницаемости 
породы при воздействии различных жидкостей гидрораз-
рыва. образование эмульсий при взаимодействии жид-
кости гидроразрыва с пластовым флюидом также может 
значительно изменять Фес породы. Даже при подборе 
деэмульгаторов, предотвращающих образование эмуль-
сий, необходимо устанавливать изменение проницаемо-
сти образцов керна для определения корректирующих 

Рис. 1. Динамика операций МГРП в России (Отчет RPI.  
www.rpi-consult.ru)
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коэффициентов для гидродинамической модели. При этом 
нужно учитывать, что изменение Фес породы происходит 
в области проникновения фильтрата жидкости гидрораз-
рыва в породу. Важным фактором, влияющим на Фес 
породы, является изменение смачиваемости порового 
пространства при фильтрации жидкости гидроразрыва. 
В низкопроницаемых коллекторах этот эффект может 
значительно ухудшить Фес (Михайлов и др., 2016), влияя 
на относительную проницаемость породы и создавая во-
дные блоки, препятствующие фильтрации углеводородов. 
Экспериментальная оценка относительной проницае-
мости также должна учитываться в гидродинамической 
модели. Изменение пористости и количества связанной 
воды при механическом разрушении порового простран-
ства в притрещинной зоне достаточно сложно оценить, 
но важно понимать эти процессы и учитывать при ана-
лизе работы скважины. Ядерно-магнитный каротаж ис-
пользуется для уточнения количества связанной воды, 
воды и углеводородов в закрытых порах. оценка коли-
чества флюида, высвобождаемого из закрытого порового 

пространства, позволяет скорректировать гидродинами-
ческую модель и повысить точность оптимизации много-
зонных обработок.

Гидродинамическое моделирование является основой 
для определения эффективности проектируемой гори-
зонтальной скважины с МГрП, поскольку совокупность 
добытой продукции (дохода от ее реализации) и общих 
затрат определяет экономическую эффективность вы-
бранного варианта скважины с МГрП:

  (1)

где NPV – чистый дисконтированный доход от реализации 
продукции, Capex – капитальные затраты, CFt – денежный 
поток через t лет, i – ставка дисконтирования, T – расчет-
ный период, годы. При этом точность расчета денежного 
притока напрямую зависит от точности прогнозирования 
накопленной добычи. 

оптимизация дизайна многозонного гидроразрыва 
пласта заключается в нахождении оптимальных параме-
тров (длины горизонтального участка скважин, количества 
трещин, геометрических и фильтрационных параметров 
трещин) многозонной скважины для получения макси-
мального NPV. современные гидродинамические симу-
ляторы позволяют моделировать работу горизонтальной 
скважины с множественными трещинами гидроразрыва 
путем встраивания параметров трещин в ГДМ и расчета 
дебита скважины или NPV (рис. 5), но для этого необхо-
димо создавать многовариантный набор дизайнов МГрП 
для импорта в гидродинамическую модель. Такой процесс 
является несложеным при расчете дебита скважины с не-
большим количеством трещин (< 10), но при увеличении 
количества трещин требуются значительные ресурсы 
для создания дизайнов ГрП и многовариантного гидро-
динамического моделирования. Для совершенствования 

Рис. 4. Примеры изменения структуры образцов керно-
вого материала при воздействии различных жидкостей 
гидроразрыва: а – жидкость на основе водного раствора KCl 
(7%); б – жидкость на основе водного раствора со стабили-
затором глин (I); в – жидкость на основе водного раствора 
со стабилизатором глин (II); г – жидкость на углеводородной 
основе (дизельное топливо)

Рис. 3. Диаграмма усовершенствованной методики моделирования МГРП

Рис. 2. Диаграмма стандартной методики моделирования ГРП
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процесса проектирования МГрП предложена методика 
автоматизированной оптимизации, где оптимизационное 
решение сводится к оценке параметров работы скважи-
ны с МГрП еще до финального проектирования трещин 
(Andreev et al., 2020). Процесс оптимизации многозонного 
гидроразрыва (рис. 6) основан на построении трехмерных 
моделей пласта, параметры которых используются для мо-
делирования и оценки добычи (Астафьев и др., 2023). 
Но модели ГрП не рассчитываются для каждого интерва-
ла, а определяются только базовые модели, показывающие 
технологические пределы создания трещин и их геоме-
трические и фильтрационно-емкостные характеристики. 
Данные параметры импортируются в ГДМ, где задается 
перебор различных параметров трещин и моделируется 
работа скважины с МГрП для поиска оптимального 
варианта. Выбранный вариант является основой для по-
строения финальной фактической модели многозонной 
обработки с учетом обновленных параметров пластов, по-
лученных в процессе бурения и исследования скважины.

Важным аспектом в моделировании МГрП является 
то, что горизонтальные скважины сложно исследовать 
стандартными геофизическими и гидродинамическими 
методами, что создает некоторые сложности при полу-
чении информации для моделирования и анализа прове-
денных обработок. Для построения моделей использованы 
данные соседних и пилотных скважин, исследования пла-
стовых флюидов и керна, а для анализа проведенных работ 
применялись методы сопоставления модельных и факти-
ческих данных ГрП, гидродинамические и трассерные 
исследования скважин, микросейсмический мониторинг. 

В настоящей работе рассмотрены процессы построения 
одномерных петрофизичеких и литолого-геохимических 
моделей и трехмерных геологических, геомеханиче-
ских и гидродинамических моделей для моделирования 
и оптимизации многозонного гидроразрыва на примере 
месторождений с различными геолого-геофизическими 
характеристиками пластов. обоснованы и проведены 
дополнительные исследования, пилотные обработки 
и методы контроля экспериментов. 

результаты
Петрофизические модели
Значения пористости, проницаемости и минерального 

состава пластов туронского яруса оценены в результате 
интерпретации стандартного каротажа и скорректированы 
по данным исследований керна. Для оценки количества 
связанного флюида и флюида в закрытом поровом про-
странстве (глины) к стандартным ГИс дополнительно 
использован ядерно-магнитный каротаж (ЯМК). Как по-
казано на рис. 7, вся вода находится в связанном состоянии 
или в порах глин. соответственно, по обводненности 
продукции пилотной скважины после ГрП можно оце-
нить влияние гидроразрыва на высвобождение такой 
воды. Исследования с помощью микросканера позволили 
изучить естественную трещиноватость и уточнить гра-
ницы пластов. При небольшом количестве выделенных 
естественных трещин установлено, что их азимуты со-
впадают с региональными азимутами максимального 
горизонтального напряжения.

Рис. 5. Стандартная методика оптимизации МГРП

Рис. 6. Методика автоматизированной оптимизации МГРП: 3D-модели, в ГД-симуляторе
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Пласты тюменской свиты достаточно хорошо изучены 
и определены их основные характеристики, но для целей 
проектирования МГрП в пилотной скважине проведен 
ЯМК в дополнение к стандартным методам ГИс и исполь-
зован микросканер, что позволило определить характер 
насыщения коллекторов, объемы связанного флюида 
и параметры естественной трещиноватости (Астафьев 
и др., 2023).

литолого-геохимические модели
состав глинистых минералов в породах установлен 

по данным рентгеноструктурного анализа керна, само 
исследование набухания глин проведено на специально 
подготовленных образцах кернового материала и различных 
жидкостей гидроразрыва (Астафьев и др., 2023). степень 
совместимости жидкостей ГрП и пород пласта определена 
по времени капиллярной пропитки, а влияние различных 
ПАВ на изменение поверхностного натяжения в поровом 
пространстве – с помощью фильтрационных тестов 

на керновом метериале (рис. 8). с учетом результатов 
всех тестирований подобраны основы для жидкости 
ГрП, оказывающие минимальное воздействие на Фес 
пласта и в фильтрационных установках при пластовых 
условиях определены коэффициенты проницаемости 
пород и остаточная проводимость пропантной пачки. 
Для туронских пластов выбрана жидкость гидроразрыва 
на углеводородной основе, оказывающая наименьшее 
влияние на изменение Фес пласта. Для пластов 
тюменской свиты разработан состав жидкости ГрП 
на водной основе с соответствующими добавками ПАВ 
и стабилизаторов глин.

геологические и гидродинамические модели
Для дизайна гидроразрыва не используются трех-

мерные геологические модели, но они являются базой 
для построения трехмерных геомеханических и гидроди-
намических (рис. 9) моделей пласта. Геологические мо-
дели, построенные на основе интерпретации результатов 

Рис. 7. Планшет пилотной скважины туронского яруса 

Рис. 8. Тестирование кернового материала на капиллярную пропитку (а) и восстановление проницаемости с применением различных 
ПАВ (б)
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сейсморазведки и ГИс, отражают трехмерное распреде-
ление свойств пластов и позволяют выбрать оптимальную 
траекторию горизонтальной скважины и места расположе-
ния трещин МГрП. Гидродинамические модели являются 
основой для многовариантных оптимизационных расче-
тов при прогнозировании параметров работы скважины 
после проведения многозонных обработок.

геомеханические модели
Геомеханические модели являются базовыми для ди-

зайна гидроразрыва пласта, поэтому от их корректно-
сти зависит эффективность многозонной обработки. 
Для уточнения геомеханических параметров проведены 
акустический каротаж в скважинах и исследования 
керна. Для туронского яруса использована специальная 
методика тестирования керна, поскольку порода слабо 
консолидирована (Lushev et al., 2015). Первоначальные 
геомеханические параметры, взятые из региональной гео-
механической модели, уточнены по данным акустического 
каротажа, исследованиям керна и тестовым ГрП в пилот-
ной скважине (рис. 7). окончательная 1D-геомеханическая 
модель скорректирована по данным основной стадии ГрП 
в пилотных скважинах и экстраполирована в 3D-модель 
с учетом геологической модели.

Моделирование, оптимизация и проведение МгрП
Построение модели многозонного ГрП в туронском 

ярусе выполнено на основе параметров, полученных 
при построении входных моделей, и результатов ГрП 
в пилотной скважине. Важно отметить, что испытания 
пилотной скважины, обработанной по предложенной 

технологии гидроразрыва пласта, показали высокую 
продуктивность (рис. 10) и подтвердили правильность 
методики моделирования ГрП (Астафьев и др., 2023). 
оптимизация параметров трещин МГрП и их количества 
выполнена по стандартной методике. Параметры трещин 
встраивались в гидродинамическую модель и рассчиты-
вался дисконтированный доход от реализации продукции 
для различных временных интервалов. Моделирование 
трещин ГрП выполнено с помощью локального измельче-
ния исходной сетки в районе заложения горизонтальной 
скважины. Моделирование сплошности трещин по вер-
тикали реализовано при помощи создания «несоседних» 
соединений (псевдоперфораций) с заданием вертикальной 
проводимости между ячейками, которая эмулирует прово-
димость трещины ГрП. с учетом экономической составля-
ющей в качестве оптимального варианта расположения тре-
щин выбрана модель скважины с горизонтальным участком 
500–600 м и расстояниями между трещинами около 150 м, 
но, принимая во внимание проницаемости пропластков 
и наличие разлома, интервалы перфорации (точки иници-
ации трещин МГрП) выбраны в наиболее проницаемых 
участках целевых пластов в результате интерпретации дан-
ных каротажа во время бурения. Проведение многозонных 
обработок контролировалось микросейсмическими 
методами, которые подтвердили правильность выбранных 
параметров моделей ГрП (рис. 11).

Моделирование многозонной обработки тюменской 
свиты проведено также по усовершенствованной 
методике с учетом результатов однозонных гидроразрывов 
на вертикальных скважинах. оптимизация многозонного 
ГрП для тюменской свиты выполнена путем задания 

Рис. 9. Распределение проницаемости в 3D-гидродинамической модели, траектория скважины и трещины МГРП: а – туронский 
ярус; б – тюменская свита

Рис. 10. Сравнение продуктивности пилотной скважины ту-
ронского яруса до и после гидроразрыва Рис. 11. Трещины МГРП туронского яруса
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Рис. 13. Зависимость накопленной добычи скважины с МГРП 
от объема закачанного пропанта

в ГДМ различных параметров трещин ГрП, расстояния 
между ними и длины горизонтального ствола скважины 
(рис. 12а), а также расчетом дебита или накопленной 
добычи (рис. 12б). рассчитано 280 различных вариантов 
(рис. 13). Из оценки чувствительности модели 
для обработки рекомендован финальный дизайн ГрП 
с проводимостью трещин, близкой к 1524 мД·м, длиной 
трещин до 244 м и расстоянием между трещинами около 
140 м. Фактический дизайн многозонной обработки 
выбран с учетом конструкции пробуренной скважины 
и необходимости размещения портов МГрП в наиболее 
проницаемых пластах для упрощения инициации трещин 
(Andreev at al., 2020). Для сравнения методик прогноз 
добычи для выбранного дизайна МГрП проведен с ис-
пользованием гидродинамических моделей, применяемых 
для стандартной и автоматизированной методик опти-
мизации (рис. 12б). В качестве параметра оптимизации 
МГрП взято соотношение объема пропанта и накопленной 
добычи, эта зависимость представлена на рис. 13. Такой 
формат выбран для визуализации с учетом того, что стои-
мость многозонного гидроразрыва пласта пропорциональ-
на объему закачанного пропанта. Накопленная добыча 
максимальна при максимальных параметрах и принята 
за 100%-ный потенциал скважины, максимальный объем 
пропанта также принят за 100%. Параметры с максималь-
ной добычей вполне предсказуемы, параметры же моделей 
с близкими результатами, но гораздо менее затратными, 
наиболее информативны для оптимизации обработок ГрП 
(рис. 13). Для сценариев с добычей в 90–95% от макси-
мальной существует около 20 разных вариантов дизайна, 
которые существенно отличаются объемом пропанта 
и, соответственно, стоимостью многозонной обработки.

При проведении многозонного гидроразрыва 
не удалось создать трещину в третьей зоне, что связано 
с техническими ограничениями скважинного оборудо-
вания, не позволяющими развить достаточное давление 
для развития трещины в сильноглинизированных пластах. 
Используемая методика оптимизации позволила оператив-
но уточнить дизайны МГрП, учитывая необработанную 
зону, оптимизировать параметры оставшихся трещин (рис. 
14а) для достижения запланированной продуктивности 
и экономической эффективности скважины. сравнение 
расчетных и фактических (трассерные исследования) 
параметров добычи (рис. 14б) показало хорошую сходи-
мость, что вместе с сопоставлением модельных и факти-
ческих параметров трещин подтверждает правильность 
моделирования и оптимизации МГрП (Астафьев и др., 
2023). 

с учетом полученных параметров трехмерных мо-
делей тюменской свиты стало возможным разработать 
и опробовать технологию высокоскоростного (10 м3/мин) 
гибридного МГрП в горизонтальной скважине (Astafyev 
et al., 2020). результаты обработки скважины и объемы 
добычи подтвердили охват трещинами гидроразрыва всей 
тюменской свиты и образование запланированный зоны 
дренирования (рис. 15).

Обсуждение результатов
Проведенные опытно-промышленные работы на пи-

лотных и целевых скважинах туронского яруса доказали 
эффективность применения технологии многостадий-
ного гидроразрыва в низкопроницаемых коллекторах. 
расширенная программа исследований скважин, керно-
вого материала, пластовых флюидов и жидкостей ГрП 
позволила построить более корректные модели для про-
ектирования и оптимизации многозонных обработок, раз-
работать рецептуры жидкости гидроразрыва и технологии 
многозонной закачки. Значительное увеличение продук-
тивности пилотной скважины после ГрП подтвердило 
правильность моделирования и выбора углеводородной 
основы для жидкости ГрП. Корректировка дизайнов 
гидроразрыва пласта во время проведения многозонных 
обработок горизонтальной скважины туронского яруса 
была незначительной, что подтверждает правильность 
выбора данных и построения первоначальных моделей. 
Данные микросейсмического мониторинга подтвердили 
параметры трещин ГрП, рассчитанные при сопостав-
лении проектных и фактических параметров обработок 
(Астафьев и др., 2023). 

отсутствие исследований геометрии трещин при обра-
ботке пилотных скважин тюменской свиты не позволило 

Рис. 12. Гидродинамическая модель тюменской свиты с горизонтальной скважиной и трещинами МГРП (а), расчетные и фактиче-
ские параметры работы скважины (б)
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Рис. 14. Геометрия и расположение фактических трещин МГРП в гидродинамической модели (а). Доля добычи каждого интервала 
МГРП в общем дебите скважины по данным гидродинамического моделирования и трассерных исследований (б)

Рис. 15. Геологический разрез тюменской свиты и геометрии трещин высокоскоростного МГРП (а). Показатели работы скважины 
после проведения высокоскоростного МГРП (б)

своевременно скорректировать модели высокоскорост-
ного МГрП, что повлияло на недостижение запланиро-
ванных параметров работы целевых скважин. Высокий 
уровень газа (рис. 15б) в продукции указывает на возмож-
ный прорыв трещин в нецелевые горизонты с высоким 
газонасыщением. В то же время проведенные исследо-
вания и пилотные работы позволили уточнить параме-
тры модели МГрП, спроектировать высокоскоростную 
обработку и испытать технологии МГрП (Kaluder et al., 
2014). Использование автоматизированной оптимизации 
при многозонной обработке тюменской свиты позволило, 
в свою очередь, оперативно уточнять дизайны и эффек-
тивно корректировать их непосредственно во время про-
ведения обработок при получении новых данных, а также 
при возникновении технологических осложнений. 

результаты проведенных исследований могут стать 
базой для последующих работ по интенсификации добычи 
не только месторождений с трудноизвлекаемыми запасами 
углеводородов, но и месторождений с нетрадиционными 
запасами. 

Заключение
В работе рассмотрены принципы разработки тех-

нологий МГрП для низкопроницаемых коллекторов. 
Предложен и опробован подход к формированию техно-
логий МГрП на основе интеграции методик моделиро-
вания и оптимизации. усовершенствованная методика 
моделирования МГрП позволяет определить необходи-
мый набор исследований для построения качественных 
входных моделей для дизайна многозонных обработок. 

Взаимосвязь моделей и их обратная связь с результатами 
анализа обработок и тестирования скважин повышают 
корректность входных моделей и моделей гидроразрыва 
пласта. оптимизация МГрП на основе гидродинамиче-
ских расчетов в совокупности с моделированием позволя-
ет выбрать оптимальный вариант обработки по требуемым 
параметрам оптимизации. Для моделирования МГрП с не-
большим количеством трещин возможно использование 
стандартной методики, а для большого количества трещин 
МГрП наиболее оптимальным является применение авто-
матизированной оптимизации, что значительно сокращает 
время и ресурсы для проектирования многозонных об-
работок и позволяет оперативно корректировать дизайны 
с использованием обновленных данных. 

результаты экспериментов подтвердили правильность 
выбранного подхода и показали хорошее соответствие 
данных моделирования и фактических параметров тре-
щин МГрП.

На базе разработанного подхода впервые в россии 
создана технология многозонного гидроразрыва низко-
температурных газовых пластов с применением жидкости 
на углеводородной основе, а также технология высоко-
скоростного многозонного гидроразрыва высокотемпера-
турных нефтяных пластов с использованием гибридных 
жидкостей гидроразрыва. 

Дальнейшее развитие предложенного подхода может 
быть связано с разработкой других типов трудноизвлека-
емых запасов углеводородов: нефтяных оторочек, мало-
мощных коллекторов, залежей высоковязкой нефти и кар-
бонатных коллекторов. Проектирование гидроразрыва 
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сланцевых залежей уже частично использует методики, 
приведенные в настоящей работе, и может быть значитель-
но усовершенствовано с доработкой представленного под-
хода к условиям нетрадиционных залежей углеводородов. 

еще одним перспективным направлением является 
полная автоматизация процесса проектирования МГрП 
и создание программного обеспечения, интегрированного 
с геологическими, гидродинамическими, геомеханиче-
скими симуляторами и позволяющего минимизировать 
вычислительные ресурсы и финансовые затраты.

с исследовательской точки зрения представляет ин-
терес развитие экспериментальной базы для интеграции 
геохимических и гидродинамических моделей, более 
точно отражающих влияние гидроразрыва на изменение 
Фес пласта и прогноз добычи после проведения МГрП.
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abstract. The most effective method for developing low-
permeability reservoirs is multi-stage hydraulic fracturing 
(MSHF), which is confirmed by its intensive development 
in Russia. A feature of modeling hydraulic fracturing of 
low-permeability reservoirs is not only the need to calculate 
the optimal parameters of multi-stage hydraulic fractures 
and their relative positions, but also taking into account the 
influence of hydraulic fracturing on changes in the filtration 
properties of the formation. To create an optimal multi-stage 
hydraulic fracturing model, it is necessary to improve existing 

techniques and optimize them using 3D modeling, which in 
turn requires the use of extended well and laboratory research 
methods. As a result of the research performed, a new method 
for optimizing multi-stage hydraulic fracturing was created 
using input data from constructed petrophysical, lithological-
geochemical, geomechanical, geological and hydrodynamic 
models. Direct interconnection of the input models and their 
inverse relationship with the results of calibration of the 
hydraulic fracturing model based on the analysis of hydraulic 
fracturing parameters and well operation reduce the influence 
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of the subjective factor on the modeling and build more correct 
models of multi-stage hydraulic fracturing. It is shown that 
the integrated modeling allows to create optimal multi-stage 
hydraulic fracturing models, and also to determine a set of 
additional studies necessary to clarify the data for correct 
design of the models. The proposed approach was tested 
in several fields with completely different geological and 
geophysical characteristics of the formations. For the first 
time in Russia MZHF technology for low-temperature gas 
formations using hydrocarbon-based fluid and high-speed 
hybrid MSHF of high-temperature oil formations were 
developed and performed. This became the basis for the 
development of low-permeability Turonian, Jurassic, Achimov 
reservoirs and unconventional deposits of the Bazhenov 
formation.

Keywords: multi-stage hydraulic fracturing, optimization, 
3D modeling, hard-to-recover reserves, low-permeability 
formations
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Использование соотношений стабильных изотопов δ18О, δ13С 
в задачах нефтяной геологии

Е.А. Краснова1,2*, А.В. Ступакова1, Р.С. Сауткин1, А.В. Корзун1, М.А. Большакова1, А.А. Суслова1
1Московский государственный университет им. М.В. Ломоносова, Москва, Россия

2Институт геохимии и аналитической химии им. В.И. Вернадского РАН, Москва, Россия

В настоящее время при решении задач в области нефтяной геологии среди наиболее приоритетных методов, 
выявляющих природу органического вещества и его источники, выделяют изотопные исследования. В работе 
кратко продемонстрированы результаты использования изотопных маркеров при решении задач в области стра-
тификации разрезов, геохимической типизации органического вещества и флюидодинамической реконструкции. 
Изотопные эффекты (δ18о, δ13с) при изучении мезо-кайнозойских разрезов Крыма и Западного Предкавказья 
позволили зафиксировать глобальные события, детально стратифицировав отложения. На примере изучения 
изотопно-геохимических характеристик (δ13с) флюидов разновозрастных отложений осадочного чехла были 
определены условия формирования, генезис органического вещества и его геохимическая типизация для группы 
месторождений Каменной вершины (Западная сибирь). с использованием комплексных изотопных параметров 
и ранее  полученных геолого-геофизических данных получена новая принципиальная флюидодинамическая мо-
дель Каменного участка. единая модель построена на основе геохимической вертикальной зональности, следов 
смешения различных по генезису углеводородов и данных фиксации локального прогрева толщ. 

Ключевые слова: изотопный состав, источники углеводородов, органическое вещество, углеводородные 
системы, природные резервуары, нефтегазоматеринские породы, флюидодинамические модели
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Введение 
Геохимические исследования в нефтегазовой инду-

стрии подразделяются на региональные геохимические 
исследования всего бассейна и детальные геохимические 
исследования резервуара, решающие различные по мас-
штабам и характеру задачи на разных этапах разведки 
и освоения недр. Методы изотопной геохимии являются 
актуальными на всех этапах и стадиях геологоразведоч-
ных работ на нефть и газ с целью их оптимизации, про-
гноза и оценки перспектив нефтегазоносности площадей. 

Изотопная геохимия является чутким инструментом 
для выявления источников нефти и процессов форми-
рования месторождений, а также для стратификации 
разрезов и идентификации захоронений больших масс 
углерода в осадках. Актуальность и значимость решения 
обозначенных проблем определяется рядом обстоя-
тельств, которые с некоторой долей условности могут 
быть сгруппированы в три блока: стратификация разрезов, 
геохимическая типизация органического вещества (оВ), 
флюидодинамические реконструкции (рис. 1). 

Стратификация разрезов
Для решения фундаментальных и прикладных за-

дач геологии, а также нефтегазопоисковых работ, 

первостепенное значение имеет знание пространствен-
но-временных закономерностей строения геологических 
тел, слагающих осадочные бассейны. решение фундамен-
тальной проблемы глобальных климатических изменений 
в геологическом прошлом и реакции на них субаэральных 
и аквальных палеогеосистем через изучение геохимиче-
ских циклов является актуальной задачей современной 
геологической науки. Палеогеосистемы в переходной 
зоне суши и морского бассейна являются более чувстви-
тельными к изменениям, поскольку сокращено время от-
клика седиментационных систем на палеоклиматические 
особенности среды и их вариации. с целью корректного 
проектирования геологоразведочных работ крайне не-
обходимы разработки структурно-тектонических схем 
и обоснования моделей геологического строения осадоч-
ного чехла, учитывающие имеющиеся дислокации, рас-
шифровку внутреннего строения складчато-надвиговых 
структур и выявление механизмов их формирования. 
Для решения всех этих задач необходимо привлечение 
комплекса геолого-геофизических данных, среди которых 
не последнюю роль играют хемостратиграфические изо-
топные данные. 

Изотопные отношения (δ13C – δ18о) органического, 
карбонатного углерода и кислорода применимы для вы-
деления и прослеживания реперных стратиграфических 
уровней, используемых для построения структурных карт, 
содержащих базовую для планирования геологоразведоч-
ных работ информацию. Кривые δ13C – δ 

18о представляют 
мощное средство для внутри- и межконтинентальных 
корреляций разновозрастных отложений, особенно тех 
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стратиграфических последовательностей, фаунистическая 
характеристика которых бедна или отсутствует (Zachos et 
al., 2007; Cui et al., 2011, Kennett, Stott, 1991; Sluijs et al., 
2007 и другие). Исследования в области геохимии за по-
следние десятилетия были сосредоточены на изучении 
глобальных палеособытий, зафиксированных в литоло-
гических записях стратисферы, особенно в морских угле-
родистых отложениях, известных как «чёрные сланцы». 
Эти отложения представляют интерес из-за высокого 
содержания углерода, часто ассоциируемого с событиями 
глобальной океанической аноксии (оАе – Ocean Anoxic 
Event). Периоды резких климатических изменений слу-
чались в течение всей истории Земли. Несмотря на еще 
нерешенный вопрос, связанный с природой накопления 
высокоуглеродистых отложений, катастрофические по-
тепления и термогалинная стратификация океана могли 
способствовать накоплению углерода в форме углеро-
дистых осадков, предшественников «чёрных сланцев» 
(Schlanger, Jenkyns, 1976; Юдович, Кетрис, 1988; Hayes 
et al., 1999; Dickens et al., 1995 и другие).

Геохимическая типизация органического вещества
одними из основных направлений использования 

изотопных маркеров для решения задач в нефтегазовой 
геологии являются типизация органического вещества, 
определение генетической связи и выявление единого 
источника разных форм органического углерода в поро-
дах осадочного чехла (Franks et al., 2001; Dias et al., 2002; 
Tocque et al., 2005). Применяя изотопно-молекулярный 
подход (δ13C, δD), существует возможность идентифици-
ровать влияние наложенных факторов (окисление, биоде-
градация, термальное воздействие и др., рис. 1) (Галимов, 
1981, 1986). При выявлении методом изотопной геохимии 
гетерогенного источника углеводородов возможно опреде-
лить пути миграции флюидов из возможных нефтемате-
ринских толщ, залегающих на более значительных глуби-
нах. Подобные наблюдения дают основание предполагать 
существование в исследуемом бассейне более древних 
углеводородных систем, что, в свою очередь, позволяет 
уточнять геологические модели региона. Применение 
рассмотренного метода имеет свои ограничения, которые 
необходимо учитывать при анализе. 

Постседиментационные преобразования, которые 
протекают в исходном органическом веществе после 

миграции нефти, могут накладывать ограничения и на-
рушать химические связи. Тем не менее, изотопно-мо-
лекулярный подход является серьезным инструментом 
диагностики нефтематеринских пород в сочетании его 
с другими методами. Вторичные изменения океанической 
литосферы при взаимодействии с гидротермальными 
флюидами являются основным фактором обмена лету-
чими компонентами между гидросферой и литосферой, 
что приводит к значительным изменениям изотопно-гео-
химических характеристик пород (Beinlich et al., 2020; 
Lister, 1972; Wheat, Mottl, 2004, Краснова и др., 2024).

Флюидодинамические реконструкции
Комплексный геохимический анализ флюидов с при-

влечением изотопного и биомаркерного методов по-
зволяет прогнозировать связь между разновозрастными 
комплексами и проводить оценку перераспределения угле-
водородов (уВ) с течением времени при многоэтапном 
формировании залежей за счёт многократной миграции 
по разломам. Для однозначной трактовки данных необ-
ходимо включение в комплекс методов геофизических 
и геологических данных, позволяющих получать картину 
строения региона на основе интерпретации региональных 
сейсмопрофилей и анализа локальных сейсмических 
2D и 3D данных. установление связей между нефтема-
теринской толщей (НМТ) и углеводородами, а также 
связей флюидов между разновозрастными комплексами 
позволяет создать адекватную флюидодинамическую 
модель изучаемого участка и использовать полученные 
закономерности при проведении бассейнового модели-
рования. Также знание о переформировании и перетоках 
флюидов между залежами может помочь при создании 
модели истории формирования региона и его основных 
структурных перестройках. 

основная цель работы состояла в том, чтобы про-
демонстрировать возможности применения изотопных 
маркеров (сделав главный акцент на реконструкции 
возможных изотопных эффектов – δ18о, δ13с) для ре-
шения задач в нефтегазовой геологии по трем блокам: 
стратификация разрезов, геохимическая типизация 
органического вещества и флюидодинамические рекон-
струкции. На примере мезо-кайнозойских разрезов Крыма 
и Западного Предкавказья продемонстрировано выделе-
ние стратиграфических границ. определение генезиса 

Рис. 1. Основные направления использования изотопных маркеров для решения задач в нефтегазовой геологии
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оВ, восстановление условий их формирования, а также 
пример применения комплексного подхода для построе-
ния флюидодинамической модели месторождения в ходе 
его формирования во времени было продемонстрировано 
авторами на примере группы месторождений в пределах 
Каменной вершины в Западной сибири. 

Материалы и методы исследований
Мезо-кайнозойские толщи Крымско-Кавказской об-

ласти изучались по данным коллекций карбонатных 
образцов, отобранных авторами из серии разрезов: погра-
ничных сеноман-туронских отложений во врезе р. Биюк-
Карасу; турон-коньякских отложений Абинского района 
натухайской свиты; пограничных мел-эоценовых отло-
жений на северо-западном склоне г. Ак-Кая; эоценовых 
отложений г. сувлу-Кая (Лыгина и др., 2022; Яковишина 
и др., 2022; Латыпова и др., 2020). определение гене-
зиса флюидов и флюидодинамических связей по раз-
резу и площади Каменного лицензионного участка (Лу) 
Красноленинского свода Западно-сибирского нефтега-
зоносного бассейна проводилось на основе коллекции 
нефтей и битумоидов юрско-меловых отложений и до-
юрского комплекса (Карпова и др., 2021; Фомина и др., 
2021; Тихонова и др., 2021; Коробова и др., 2023).

определения изотопного состава углерода и кисло-
рода выполнялись в лаборатории стабильных изотопов 
кафедры геологии и геохимии горючих ископаемых гео-
логического факультета МГу имени М.В. Ломоносова. 
Измерение изотопного состава углерода (δ13с) и кис-
лорода (δ18O) в карбонатных образцах было выполнено 
методом масс-спектрометрии в постоянном потоке гелия 
(CF-IRMS) на масс-спектрометре Delta VAdvantage 
(Thermo Finnigan Scientific, Германия), сопряженном 
с периферийным устройством GasBench II и автосэмпле-
ром PAL. ознакомиться с принципом работы GasBench 
II можно в работах (Torres, 2005; Yang 2012). Изотопный 
анализ углерода δ13с сорг, битумоидов пород, нефтей и их 
фракций проводился на изотопном масс-спектрометре 
Delta V Advantage (Thermo Fisher Scientific, Германия), 
соединенном с элементным анализатором «Flash EA 1112» 
(например, Галимов, 1986; Eldrett et al., 2014).

Стратификация разрезов мезо-кайнозойских 
толщ Крыма и Западного Предкавказья 
с детальным исследованием избранных интервалов 
глобальных биосферных событий

По данным соотношений стабильных изотопов δ13C 
и δ 18О в карбонатном материале

В настоящее время во всем мире уделяется огромное 
внимание проблемам реконструкции палеоэкологиче-
ских изменений среды. Баланс углерода определяется 
балансом объема углекислоты, поступающей из недр 
в поверхностные резервуары (вулканизм, выветривание, 
метаморфизм), и обратного процесса захоронения в осад-
ках органического и карбонатного углерода. Этот баланс 
играет ключевую роль в определении текущего содержа-
ния углекислоты в атмосфере, которая, в свою очередь, 
является основным регулятором климата. Колебания 
и резкие смещения данного баланса могут приводить 
к катастрофическим изменениям. Анализ изотопного со-
става органического и карбонатного углерода указывает 

на роль вулканической активности в изменении биосферы, 
вызывающей как похолодание, так и отложение мощных 
прослоев богатых органических веществ. Периоды оледе-
нений были широко распространены на протяжении всей 
истории Земли и часто связаны с различными факторами, 
включая роль парниковых газов (рис. 2). Например, эпизо-
ды потепления часто сопровождались массовым выбросом 
метана из гидратов газа в осадочных породах, в то время 
как похолодание могло быть обусловлено процессами вы-
ветривания в низких широтах, трапповым магматизмом 
и увеличением облачности.

В разрезах мезо-кайнозойских карбонатных отложений 
Крыма и Западного Предкавказья результаты интерпрета-
ции колебаний значений δ18o и δ13с на изотопных кривых 
помогли установить тренды подобных изменений и резкие 
отклонения измеряемых значений, что, в свою очередь, 
позволяет определить температурные флуктуации, а также 
колебания биопродуктивности бассейна. 

По результатам комплексных исследований (Лыгина 
и др., 2022) карбонатных эоценовых отложений г. сувлу-
Кая и пограничных мел-эоценовых отложений г. Ак-Кая 
(рис. 3, разрезы №1 и №2, Центральный Крым) были 
установлены экскурсы кислорода по изотопному соста-
ву кислорода δ18о, достигающих – 5.0‰. Полученные 
результаты условия формирования пород эоцена могут 
быть скоррелированы с определением бентосных фора-
минифер в период глобального климатического события 
EесO/ ETM2 (Early Eocene Climate Optimum, Eocene 
Thermal Maximum 2) (Westerhold et al., 2020). 

Подобные изотопные характеристики кислорода кар-
бонатов фиксируют повышение средней температуры 
во время формирования базального горизонта эоцена, 
что может быть связано с глобальным климатическим 
событием еесо. Не исключено, что это совпадает 
с проявлением тектонической активизации в Понтидах 
(Восточная Турция). соответственно, время формиро-
вания палеосейсмодислокаций может быть оценено, 
как самое начало эоцена.

На границе сеномана и турона изотопные маркеры 
фиксируют глобальное океанское бескислородное со-
бытие (Oceanic Anoxic Event – OAE-2) (Shlanger, Jenkyns, 
1976; Arthur et al., 1987, 1988), которое имело глобальное 
распространение и часто выражалось в разрезе наличием 
«черных прослоев» (Левитан и др., 2010) или «высоко-
углеродистых осадочных пород» (старостин, Япаскурт, 
2007). Авторами настоящей работы на основании 

Рис. 2. Изотопный состав кислорода в бентосных форамини-
ферах, по (Cramer et al., 2009; Pearson, 2012) с изменениями
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соотношения стабильных изотопов кислорода и углеро-
да в сочетании с содержанием органического углерода 
в карбонатах разреза во врезе р. Биюк-Карасу (рис. 3, раз-
рез 3, Крым) и данных изучения комплекса фораминифер 
и микрофаунистических остатков была подтверждена 
принадлежность разреза к глобальному событию OAE-2 
(Латыпова и др., 2020). На рисунке 3 (разрез 3) получен-
ные характеристики сопоставлены с разрезом Аксу-Дере 
юго-западной части Крыма (Fisher et al., 2005) и, несмотря 
на малочисленные определения, могут быть сопоставимы 
с прослоями с повышенным содержанием оВ, характер-
ными для пограничных разрезов в период OAE-2. 

Проведенный анализ данных и фиксация палеоклима-
тического и палеоокеанографического события общепла-
нетарного масштаба, происходившего на рубеже сеноман-
ского и туронского веков, актуальны не только для деталь-
ной стратиграфической корреляции, но и для изучения 
отложений, богатых органическим веществом, при поиске 
месторождений горючих полезных ископаемых.

На базе детальных био- и хемостратиграфических 
исследований разреза Шапсугского карьера Абинского 
района Западного Предкавказья были впервые стратифи-
цированы разрезы турон-коньякского яруса (рис. 3, разрез 
4, Яковишина и др., 2022). На основе положительных 
экскурсов δ13с и δ18о изотопных кривых выделены собы-
тийные уровни, фиксирующие климатические флуктуации 
и колебания биопродуктивности палеобассейна. 

Комплексный подход к изучению разреза верхнемело-
вых отложений Шапсугского карьера с использованием 

седиментологии и биостратиграфии в сочетании с хемо-
стратиграфией послужил основой для восстановления 
условий седиментации. Подсчитанные палеотемпера-
туры бассейна показали среднюю температуру воды 
в позднетурон-коньякском интервале, равную 23 °с, 
что соответствует ранее полученным представлениям 
об относительно высоких температурах для этого време-
ни (Huber et al, 1995; Grossman, 2012; Fourel et al., 2016). 
Изменение значений на палеотемпературной кривой по-
зволили установить границу туронского и коньякского 
ярусов. Полученные экскурсы значений δ13с и флуктуации 
климата позволяют коррелировать эти уровни с другими 
разрезами Перитетиса, а также находят отражение с рядом 
изотопных событий, установленных в разрезах Западной 
и Восточной европы соответствующего возраста.

Представленные корреляции изотопных экскурсов 
углерода и кислорода разновозрастных мезо-кайнозой-
ских аноксических событий в сочетании с другими кли-
матическими событиями (например, палеоцен-эоценовый 
термический максимум (PETM) (Гаврилов и др., 2018; 
Shcherbinina et al., 2016) позволили подтвердить при по-
мощи изотопных данных карбонатных пород ранее зафик-
сированные палеособытия на основе палеонтологических 
данных. Полученные корреляции позволяют расширить 
понимание эволюции климата, палеогеографии, иденти-
фикации кризисных рубежей и толщ, богатых органи-
ческим веществом. В дальнейшем полученные данные 
могут служить основой для единой стратиграфической 
схемы региона.

Рис. 3. Разрезы пограничных меловых, мел-эоценовых и эоценовых отложений со схемой изотопных кривых и отбора образцов 
(Лыгина и др., 2022; Яковишина и др, 2022; Латыпова и др, 2020; с использованием данных Fisher et al., 2005). Цифрами обозначены 
изученные разрезы, их расположение на карте и отмечены звездочкой (красные – изученные разрезы коллективом соавторов, зеле-
ные – литературные данные)
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Установление условий формирования и генезиса 
органического вещества и его генетическая 
типизация на примере группы месторождений 
Каменной вершины (Западная Сибирь)

По данным соотношений стабильных изотопов δ13C 
в органическом веществе пород

Использование изотопных меток для определения про-
цессов, протекающих в уВ-системе, установления генети-
ческого типа нефти и сопоставление его с определенными 
нефтематеринскими породами в разрезе является важным 
этапом, непосредственно влияющим на поисковую стра-
тегию. Применение изотопной геохимии для определения 
генезиса оВ и восстановления условий их формирования 
авторами рассмотрено на примере группы месторождений 
в пределах Каменной вершины в Западной сибири. 

В основе метода лежит определение изотопного со-
става углерода отдельных фракций нефти и битумоидов. 
В рамках исследования был проанализирован изотопный 
состав углерода разнополярных фракций 60 проб нефти 
(пласты: доюрского комплекса (ДЮК), тюменской свиты 
(ЮК 2-9), аналога абалакской свиты (П), викуловской 
свиты (ВК) и базального горизонта, аналог шеркалинской 
свиты (БГ) и 80 проб битумоидов, экстрагированных 
из нефтематеринских толщ тутлеймской и тюменской 
свит. Вариации изотопного состава δ13с разнополярных 
фракций позволили типизировать исходное органическое 
вещество и выявить генетическую связь разных форм 
органического углерода в пределах осадочного чехла 
(рис. 4). 

Изотопный состав исследованных нефтей варьирует 
в узких пределах: δ13с насыщенных фракций изменяется 
от –31.2 до –29.4‰, ароматических – от –30.5 до –29‰. 
Для битумоидов вариации также незначительны: δ13с 
насыщенных фракций – от –29.7 до –26.2‰, ароматиче-
ских – от –29.8 до –25.1‰. Можно отметить, что такая 
картина распределения изотопного отношения углерода 
весьма характерна для флюидов, генерированных мор-
ским гумусово-сапропелевым типом оВ. Алифатические 
и ароматические структуры нефти викуловской свиты обо-
гащены легким изотопом с12 и, вероятно, характеризуются 
большей примесью морского оВ.

Для определения генетической связи «нефть – нефть», 
«оВ – оВ», «нефть – оВ» были сопоставлены изотопно-
фракционные кривые путем оценки степени сходства 
между соответствующими изотопно-фракционными кри-
выми. рекомендуется использовать способ сопоставления 

изотопных кривых, предложенный в работе М.Г. Фрик 
(1984), где описывается математическое подобие форм 
изотопно-фракционных кривых исследуемых объектов, 
а также близость диапазонов значений их общего изо-
топного состава углерода. Данный способ выражается 
через коэффициент сходства (К, таблица 1). 

Коэффициент сходства представляет собой произ-
ведение коэффициента ранговой корреляции спирмена 
(ρ) (Митропольский, 1971), описывающий подобие форм 
кривых, на эмпирическую величину (ß), оценивающую 
совпадение диапазонов изотопного состава углерода 
фракций исследуемых объектов. Коэффициент сходства 
изменяется в диапазоне –1 ÷ 1. Причем, чем теснее связь 
между величинами исследуемых объектов, тем ближе 
к единице по своей абсолютной величине показатель 
коэффициента сходства. Знак показателя коэффициента 
сходства показывает, является ли рассматриваемая связь 
прямой или обратной. В данной работе величина 0.7 
рассматривается в качестве пограничной. Значения коэф-
фициента сходства, равные или большие этой величины, 
указывают на сходство кривых исследованных объектов 
и, следовательно, на их генетическую связь. 

По результатам расчета обобщенного сходства изо-
топных кривых были выделены три генетические груп-
пы как для битумоидов, так и для нефтей. В таблице 1 

Рис. 4. Изотопный состав углерода насыщенных и аромати-
ческих фракций нефтей. ДЮК – доюрский комплекс, ЮК 2–9 – 
тюменская свита, П – аналог абалакской свиты, ВК – викулов-
ская свита и БГ – базальный горизонт, аналог шеркалинской 
свиты

Табл. 1. Пример коэффициентов сходства, по (Фрик, 1984). *коэффициент корреляции менее 0.7 показывает отсутствие связи 
между параметрами

№ 
скв. 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 
 ВК  ЮК0  ЮК0  ЮК1  П П  ЮК2-9  БГ2  БГ2  ДЮК ДЮК  

1 1.00 0.91 0.81 0.83 0.87 0.71 0.82 0.95 0.92 0.81 0.88 
2 0.91 1.00 0.94 0.78 0.83 0.80 0.77 0.86 0.83 0.83 0.81 
3 0.81 0.94 1.00 0.77 0.86 0.86 0.72 0.85 0.79 0.81 0.84 
4 0.83 0.78 0.77 1.00 0.94 0.60 0.73 0.84 0.94 0.74 0.86 
5 0.87 0.83 0.86 0.94 1.00 0.70 0.78 0.90 0.97 0.80 0.94 
6 0.71 0.80 0.86 0.60 0.70 1.00 0.81 0.76 0.65 0.89 0.74 
7 0.82 0.77 0.72 0.73 0.78 0.81 1.00 0.82 0.83 0.97 0.84 
8 0.95 0.86 0.85 0.84 0.90 0.76 0.82 1.00 0.92 0.81 0.95 
9 0.92 0.83 0.79 0.94 0.97 0.65 0.83 0.92 1.00 0.81 0.94 
10 0.81 0.83 0.81 0.74 0.80 0.89 0.97 0.81 0.81 1.00 0.82 
11 0.88 0.81 0.84 0.86 0.94 0.74 0.84 0.95 0.94 0.82 1.00 
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представлен пример расчета коэффициента зависимости 
значений сходства форм изотопно-фракционных кривых 
битумоидов пород для 1 группы. 

Первая группа характеризуется серповидным трендом 
изотопно-фракционной кривой и наиболее легким изо-
топным составом углерода (δ13с насыщенных фракций 
нефтей – от –30 до –31‰, для битумоидов – от –28.5 
до –29‰). Подобное распределение формируется в ус-
ловиях диагенеза органического вещества в обстановке 
сапропелеобразования (Галимов, 1981).

Вторая группа отвечает более тяжелому изотопном 
составу углерода относительной первой группы (δ13с 
насыщенных фракций нефтей – от –29 до –30‰, для би-
тумоидов – от –26 до –28‰) и формирует «сублинейный» 
тренд распределения изотопного состава углерода. При та-
ком распределении изотопы углерода по группам следуют 
прогрессирующему «утяжелению» величин от менее по-
лярным фракциям к более, что характерно для гумусового 
органического вещества (Галимов, 1981). 

Третья группа отвечает переходным значениям изотоп-
ного состава углерода между 1 и 2 группами. Полученные 
вариации изотопного состава групповых фракций битумо-
ида можно экстраполировать и предположить изотопный 
состав керогена. Для первой группы: –27‰ ± 0.5; для вто-
рой: –24‰ ± 0.5; для третьей: –24‰ ± 0.5. Для второй 
и третей группы предполагается схожий изотопный со-
став углерода керогена, что, вероятно, говорит о едином 
исходном органическом веществе, в то время как первая 
группа отвечает иной природе вещества. 

Для образцов нефти вариации незначительны для всех 
групп – до 2‰, что говорит об их флюидодинамической 
связи. Для битумоидов между группами вариации изо-
топного состава достигают 4‰, внутри каждой группы – 
преимущественно не превышает 1.5‰. Как для нефтей, 
так и для битумоидов наблюдаются отклонения от био-
логического тренда распределения изотопов, что говорит 
о наличии вторичных преобразований. Для исследуемых 
интервалов осадочной толщи по данным минералого-
петрографического исследования было установлено, 
что вещество пород подверглось термальным воздействи-
ям (Карпова и др., 2021). Изотопные вариации углерода 
наименее полярных фракции могут указывать на признаки 
гидротермальной деятельности в исследуемых породах.

Для битумоидов тюменской свиты наблюдается также 
вертикальная зональность: вверх по разрезу характерно 
общее утяжеление изотопного состава фракционной 
кривой, а затем – облегчение. Наблюдаемые изменения 
скорее всего связаны с фиксацией фациальных обстановок 
и изменением соотношения гумусового и сапропелевого 
материала органического вещества. Тюменская свита 
определяется переменным составом с общим увеличением 
сапропелевого вещества к переходу к бажен-абалакскому 
комплексу.

Полученные вариации и разделения статистическим 
методом сходства кривых, вероятно, указывают как на из-
менение соотношения гумусового и сапропелевого мате-
риала органического вещества, так и на различную эволю-
цию вещества – влияние вторичных процессов на исходное 
органическое вещество. существенно, что для изучаемых 
нефтей не обнаружено корреляций с принадлежностью 
к определенным возрастным интервалам. Группы, 

выделяющиеся по изотопно-фракционной кривой, форми-
руются из образцов всех исследуемых пластов, что может 
говорить и флюидодинамической связи между разново-
зрастными флюидами.

Проведенное исследование с использованием ком-
плексных геохимических методов, включая изотопно-
молекулярный метод диагностики источника нафтидов, 
позволило сопоставить возможные генетические связи 
разных форм органического углерода в пределах осадоч-
ного чехла. Для исследованных битумоидов пород и неф-
тей обнаружены два генетических типа вещества и группу, 
формирующуюся из смеси этих двух генетических типов. 
Группы отвечают сапропелевому органическому веществу 
с различной примесью гумусовой составляющей. Таким 
образом, полученные распределения изотопно-фракцион-
ных кривых для нефтей и органического вещества пред-
полагаемых нефтематеринских толщ позволяют говорить 
о смешении флюидов и о единой флюидодинамике. 

Флюидодинамическая модель формирования 
группы месторождений Каменной вершины 
(Западная Сибирь)

По данным комплексного изучения геохимических 
параметров (δ13C и δ18О в карбонатном материале 
и органическом веществе пород) и полученных ранее 
геологических данных

Для определения путей миграции во времени и обо-
снования флюидодинамической связи как естественной, 
так и техногенной природы между залежами по вертикали 
и по горизонтали необходимо провести сравнение свойств 
флюидов. В рамках данной методики под флюидами 
подразумеваются нефть, битумоиды из различных пород 
и пластовые (подтоварные) воды залежи.

Важным первостепенным этапом является проведение 
анализа истории работы скважин, определение разраба-
тываемых пластов, их мощность, а также оценка взаимо-
расположения пластов в разрезе. В процессе разработки 
существует вероятность изменения целевых интервалов 
скважин, в результате может происходить миграция нефти 
между пластами в ходе протечки через систему изоля-
ции. При разработке зачастую бурятся горизонтальные 
или наклонные скважины, и используется технология 
ГрП, в результате в породах образуется система трещин, 
которые могут достигать прилегающих пластов. 

На Каменном месторождении в некоторых скважинах 
между пластом отложений доюрского комплекса и тут-
леймской свиты мощность крайне мала, поэтому в случае 
проведения ГрП могут быть вовлечены в разработку 
разные свиты. Таким образом, для анализа результатов 
геохимических параметров нефти и воды из определённых 
пластов скважины необходимо получить представление 
о возможных факторах, которые могли повлиять на откло-
нение результатов от характеристик автохтонных флюидов. 

Проведены комплексные аналитические исследования 
флюидов, расчет генетических коэффициентов (индика-
торов), параметров вторичных преобразований нефтей 
(биодеградация, вымывания водой) и параметров, позво-
ляющих оценить термическую историю преобразования 
исходного оВ (основные результаты опубликованы в ра-
ботах (Карпова и др., 2021; Фомина и др., 2021; Тихонова 
и др., 2021; осипов и др., 2023 и др.)). Для построения 
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комплексной модели учитывались химические и изотоп-
ные показатели состава пластовой воды. Было проведено 
сопоставление полученной геохимической информации 
с геологической при помощи наложения геохимических 
параметров на структурные поверхности с учетом инфор-
мации о разломах, которые могут (или могли в геологи-
ческом прошлом) выступать в качестве путей миграции 
(рис. 5). Было получено, что распределение выделенных 
типов нефти по зрелости, опубликованных в работе 
(осипов и др., 2023), на структурной поверхности кровли 
тюменской свиты соответствует выделенным группам 
по изотопному составу углерода. Первая группа отвечает 
высокой степени зрелости вещества, вторая группа – сред-
ней, третья группа – низкой зрелости. Изотопный состав 
воды в скважинах, выделенных в первую группу, отвечает 
δ18о от –10 до –27‰, SMOW. 

Подобные значения δ18oV-SMOW могут быть обусловлены 
наличием в системе открытых разломов, по которым про-
исходит внедрение глубинного углекислого газа в воды 
горизонта (Ферронский, Поляков, 1983). Авторами на-
стоящей работы для оценки вторичных процессов также 

был определен изотопный состав кислорода и углерода 
в карбонатных интервалах исследуемых скважин, резуль-
таты опубликованы в работе (Карпова и др., 2021). 

Полученные характеристики фиксируют изотопные 
отношения кислорода, свидетельствующие об изотоп-
ном обмене с флюидом с повышенными температурами. 
рассчитанные палеотемпературы кристаллизации каль-
цита в микротрещинах отвечают интервалу температур 
110–210 °с и отличаются от средних палеотемператур 
вмещающей породы (40–80 °с), что подтверждает идею 
просачивания гидротермальных растворов вдоль раз-
ломов и микротрещин. К несомненным доказательствам 
проявления гидротермальной деятельности стоит отнести 
оценки минералого-петрографического исследования 
и наличие новообразованного сфалерита (ZnS) (Карпова 
и др., 2021). Таким образом, минеральная ассоциация, 
изотопный состав карбонатов, состав нефтей и воды 
фиксируют проявления гидротермальной деятельности 
с эволюционирующим флюидом и говорят о кислой, 
сильно восстановительной геохимической среде.

В работах (Фомина и др., 2021; Тихонова и др., 2021) 
установлено обратное традиционному распределение 
зрелости органического вещества в породах тутлейской 
(баженовской) свиты, что может подтверждать идею о вли-
янии разломной тектоники с повышенными тепловыми 
потоками и активной флюидодинамикой на формирование 
месторождения.

В результате сравнения свойств флюидов между за-
лежами по вертикали и по горизонтали с полученными 
данными изотопного состава можно предполагать суще-
ствование миграции флюидов по трещинам и наличие 
термального воздействия в областях, ассоциированных 
с наиболее зрелым органическим веществом. При ис-
пользовании комплексного подхода была получена новая 
принципиальная модель поведения флюидов в пределах 
Каменного участка, которая свидетельствует о единых 
флюидодинамических связях (рис. 6). 

Геохимические исследования флюидов хорошо согла-
суются с результатами геологических и других исследо-
ваний (Карпова и др., 2021; Фомина и др., 2021; Тихонова 
и др., 2021; Коробова и др., 2023; Большакова и др., 2021; 
осипов и др, 2023 и др.).

• При литологических исследованиях зафиксировано 
несколько палеоповерхностей зеркала чистой воды в от-
ложениях викуловской свиты, что согласуется с утвержде-
нием об импульсном заполнении резервуара в несколько 
этапов.

• При литологических и изотопных исследованиях 
карбонатов из разломных зон викуловской свиты зафикси-
рованы карбонаты нескольких генераций гидротермального 
происхождения. Полученные данные согласуются с резуль-
татами анализа источников вод и измеренных повешенных 
температурных параметров в воде, а также с идеей импульс-
ного заполнения резервуара в несколько этапов.

• В трещинах бажен-абалакского комплекса зафикси-
рованы аналогичные карбонаты гидротермального про-
исхождения, подтвержденные результатами изотопного 
состава кислорода.

• Данные, полученные при изучении пород доюрского 
комплекса о многократном прогреве отложений, также хо-
рошо перекликаются с выводами о стадийном заполнении 

Рис. 5. Распределение выделенных типов нефти на структур-
ной поверхности кровли тюменской свиты. Группы нефтей 
по зрелости были обозначены по (Осипов и др., 2023) и соот-
ветствуют выделенным группам по изотопному составу угле-
рода (нефти: 1 группа – высокой, 2 группа – средней, 3 группа – 
низкой зрелости)
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резервуара в силу того, что прогрев доюрского комплекса 
и появление миграции по тектоническим нарушениям 
(в большом количестве зафиксированным сейсмиками) 
происходили в одно и то же время и были связаны с тек-
тоническими подвижками.

Заключение
В работе представлены результаты использования 

изотопных маркеров при решении задач стратификации 
разрезов, геохимической типизации органического веще-
ства, построения моделей миграции флюидов и флюидо-
динамических реконструкций.

Представленные корреляции изотопных экскурсов 
углерода и кислорода (δ18о, δ13с) разновозрастных мезо-
кайнозойских аноксических событий разрезов Крыма 
и Западного Предкавказья позволили зафиксировать 
глобальные события общепланетарного масштаба. 
Полученные результаты определили граничные события 
сеноман-туронских отложений во врезе р. Биюк-Карасу, 
турон-коньякских отложений Абинского района, мел-
эоценовых отложений на северо-западном склоне г. Ак-
Кая, эоценовых отложений г. сувлу-Кая. В комплексе 
стратификация разреза изучаемого региона позволила 
уточнить эволюцию климата, палеогеографические ре-
конструкции и колебания биопродуктивности бассейна.

Проведенная изотопно-молекулярная диагностика 
источника нафтидов позволила сопоставить возможные 
генетические связи разных форм органического углерода 
в пределах осадочного чехла в районе Каменной вершины 
в Западной сибири. Выявлены две генетические группы 

углеводородов, зафиксированы следы смешения выявлен-
ных групп и вертикальная зональность углеводородов.

На основе комплексного подхода изучения геохими-
ческих параметров и полученных ранее геологических 
данных представлена новая принципиальная флюидо-
динамическая модель Каменного участка с наличием 
флюидодинамической связи и присутствием следов 
гидротермальных флюидов нескольких фаз внедрения. 
Представленные в работе изотопно-геохимические по-
казатели позволяют создавать геолого-геохимические 
модели палеопогружения и прогрева толщ, условий и мас-
штабов генерации-эмиграции уВ в пределах исследуемой 
территории для оценки перспектив ее нефтегазоносности. 
Безусловно, исключительно комплексная интерпретация 
геохимических, геофизических и геологических данных 
дает наиболее полную картину нефтегазоматеринских 
толщ и их детальных характеристик.
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stable Isotope ratios δ18O, δ13c in Petroleum geology application
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abstract. Isotopic studies are currently among the most 
prioritized methods for addressing critical challenges in 
petroleum geology, particularly in determining the nature 
and sources of organic matter. This paper briefly presents the 
results of utilizing isotopic markers in addressing issues related 
to: stratigraphic correlation, geochemical characterization of 
organic matter, and fluid dynamic reconstruction. The isotopic 
effects (δ18о, δ13с) observed in the study of Meso-Cenozoic 
sections in Crimea and the Western Pre-Caucasus have 
enabled the identification of global events, facilitating detailed 
stratigraphic correlation. Analysis of the isotopic-geochemical 
characteristics (δ13с) of fluids from sedimentary formations 

of varying ages allowed for the determination of formation 
conditions, the genesis of organic matter, and its geochemical 
classification for a group of fields at Kamennaya Vershina 
(Western Siberia). By integrating geochemical vertical 
zonality, evidence of hydrocarbon mixing from different 
origins, and the detection of localized thermal anomalies based 
on isotopic parameters, a comprehensive fluid dynamic model 
was developed, incorporating previously acquired geological 
and geophysical data.

Keywords: isotopic composition, sources of hydrocarbons, 
organic matter, hydrocarbon systems, natural reservoirs, 
source rocks, fluid dynamic models
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Морфометрический подход к количественной оценке 
мощности отложений меандрирующих палеорусел тюменской 

свиты Западно-Сибирского нефтегазоносного бассейна

Т.В. Ольнева1, М.Ю. Орешкова2*, А.В. Буторин1,3, А.С. Егоров2
1Группа компаний Газпромнефть, Санкт-Петербург, Россия 

2Санкт-Петербургский горный университет императрицы Екатерины II, Санкт-Петербург, Россия
3Санкт-Петербургский государственный университет, Санкт-Петербург, Россия

статья посвящена вопросам внедрения морфометрического анализа в процесс качественной и количе-
ственной динамической интерпретации сейсмических данных. суть нового подхода заключается в прогнозе 
мощности коллектора руслового генезиса на основе установленных зависимостей между параметрами «ширина 
пояса руслоформирования» и «мощность русловых отложений». В качестве примера выполнена интерпретация 
меандрирующей речной системы, выявленной в одном из продуктивных интервалов тюменской свиты Западно-
сибирского нефтегазоносного бассейна. Представлены три вида зависимостей, две из которых являются автор-
скими и публикуются впервые. Для автоматизации морфометрического анализа разработан программный код 
на языке Python. Прогнозируемые на основе зависимостей диапазоны мощности коррелируют с результатами 
количественного динамического анализа, выполненного путем инверсионных преобразований, а также с общими 
представлениями о мощности отложений как современных речных систем, так и палеорусел в разновозрастных 
геологических формациях.

Ключевые слова: тюменская свита, морфометрический анализ, меандрирующие палеорусла, пояс русло-
формирования, прогноз мощности палеорусловых отложений, Ханты-Мансийский автономный округ
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Введение
По данным ежегодного аналитического обзо-

ра «Недропользование в ХМАо-Югре» Научно-
аналитического центра рационального недропользования 
им. В.И. Шпильмана1, в пределах Ханты-Мансийского 
автономного округа (ХМАо) ежегодно возрастает уровень 
добычи из пластов тюменской свиты (J, юра), разработка 
которых ранее считалась экономически малоэффективной. 
Прогнозирование устойчивости подобной тенденции 
на дальнейшую перспективу весьма затруднительно, так 
как существует высокая неопределенность вследствие 
сложного геологического строения залежей и низкой 
степени изученности этого продуктивного интервала.

Значительный вклад в исследование юрских отложе-
ний Западной сибири внесли многие авторы (Конторович 
и др., 1975; Нестеров, 1979; Вассоевич и др., 1983; сурков 
и др., 1986; Гурари, 2005; Гладышева, 2012, Конторович 
и др., 2013; Исакова и др., 2022 и др.).

отложения тюменской свиты характеризуются 
сильной вертикальной и латеральной литологической 
изменчивостью. сейсмогеологическая модель в первом 
приближении включает отложения двух фациальных 

типов: русловые и пойменные. Наилучшими фильтраци-
онно-емкостными свойствами (ФЭс) обладают русловые 
песчаники. В скважинах, пробуренных в зонах развития 
палеоканалов тюменской свиты, получают наиболее зна-
чимые притоки нефти. В статье (Фёдорова и др., 2016) 
приведены данные по трем месторождениям ХМАо:

• на Песчаном месторождении начальные дебиты 
из пластов Ю2–3 и Ю4 достигали 30–72 м3/сут, после 
гидроразрыва пласта (ГрП) – 50–90 т/сут (из них 
нефти – 43–69 т/сут), накопленная добыча нефти 
за 9 лет составила около 2 млн т;

• на Каменной площади из верхов тюменской сви-
ты получен фонтанный приток нефти дебитом 
136 м3/ сут;

• на Кечимовском месторождении в единичных 
скважинах из пласта Ю2 начальный дебит достигал 
45 т/ сут без ГрП. 

Изучение палеорусловых систем сейсморазведкой 
сопряжено с ограничениями латеральной и вертикальной 
разрешающих способностей метода, так как для подобных 
отложений характерна существенная литологическая из-
менчивость при незначительной мощности геологических 
тел. Поэтому важную роль при подготовке залежей к раз-
работке играет детальный и всесторонний комплексный 

Оригинальная Статья 

DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2024.3.15 уДК 550.834.05 

1 ежегодный аналитический обзор «Недропользование в ХМАо-Югре (2022). Научно-
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анализ имеющихся скважинных и сейсмических данных, 
включающий сейсмофациальный анализ, спектральную 
декомпозицию, петроупругое моделирование, сейсмиче-
скую инверсию, машинное обучение, изучение объектов-
аналогов, анализ геофизических исследований скважин 
(ГИс), исследования керна и т.д.

В настоящей работе на примере геологического объ-
екта, интерпретируемого в интервале тюменской свиты 
одного из месторождений ХМАо нами обосновывается 
целесообразность привлечения наряду с классическими 
инструментами комплексного анализа сейсмических 
и скважинных данных нового подхода прогноза мощ-
ности русловых отложений, основанного на изучении 
морфометрических параметров русловых тел (палеока-
налов) и расчете искомой величины через установленные 
зависимости для измеряемых элементов меандрирующих 
систем (ширины пояса руслоформирования, амплитуды 
и длины излучины, радиуса кривизны и т.д.) (ольнева, 
Жуковская, 2018). 

Материалы и объект исследования 
Площадь исследования расположена в центральной 

части Западно-сибирской равнины в ХМАо. 
В геологическом строении осадочного чехла мезо-

кайнозойского возраста (мощностью более 3000 м) изуча-
емой площади юрская система представлена тремя отде-
лами: нижним, средним и верхним. отложения ягельной, 
горелой и тюменской свит нижне-среднеюрского отдела 
формируют нижний комплекс; отложения абалакской 
и баженовской свит позднеюрского возраста – верхний 
комплекс. В настоящей работе более подробно рассма-
триваются отложения тюменской свиты. 

Тюменская свита представлена тонким чередованием 
аргиллитов, алевролитов и песчаников. Максимальная 
мощность отложений в пределах площади достигает 320 м. 
согласно общим представлениям они сформировались 
преимущественно в континентальных условиях и частично 
в прибрежно-морских. свита условно делится на три под-
свиты: нижнюю, в составе которой выделяются песчаные 
пласты Юс9, Юс8, Юс7, среднюю с пластами Юс6 и Юс5 
и верхнюю, вмещающую пласты Юс4, Юс3, Юс2. 

На момент аккумуляции отложений, вмещавших пла-
сты Юс2–3, территория представляла собой обширную 
аллювиальную равнину с низменными ландшафтами 
и развитием сложной системы палеорусел, по которым 
происходила транспортировка осадочного материала. 
Подобные условия осадконакопления предопределили 
формирование маломощных невыдержанных по латерали 
песчаных тел, являющихся в настоящее время перспек-
тивными поисковыми объектами в качестве литологиче-
ских ловушек. Их продуктивность в пределах изучаемой 
площади доказана испытаниями в четырех скважинах. 

Кровля тюменской свиты в сейсмических данных ассо-
циируется с опорным отражающим горизонтом Т. Для це-
левого интервала развития пластов Юс2–3 в сейсмических 
атрибутах характерно проявление многочисленных разно-
образных палеоканалов: свободно меандрирующих русел, 
русел ограниченного меандрирования, фрагментов спрям-
ленных русел. Их сейсмообразы представлены на рис. 1.

В настоящей работе объектом исследования является 
палеорусловая система, интерпретируемая в пределах 

пояса меандрирования, контрастно проявленного на сейс-
мических слайсах (рис. 1а). сигмовидная морфология 
объекта и его контрастность на фоне вмещающих отло-
жений позволяют предположить наличие песчаных кос, 
являющихся потенциальными поисковыми объектами. 

Методы исследования 
Качественная и количественная динамическая 

интерпретация
оценка геометрии резервуара и мощности коллекто-

ров является важной практической задачей, решаемой, 
как правило, с помощью качественного и количественного 
динамического анализа на этапе интерпретации сейсми-
ческих данных.

В процессе качественной динамической интерпрета-
ции для изучения обозначенного объекта использовались 
классические подходы: атрибутный анализ, классифика-
ции по форме трассы, спектра и др., нейросетевые под-
ходы, спектральная декомпозиция, амплитудная деком-
позиция (цветовое смешивание смещенных по вертикали 
амплитудных слайсов). отметим, что наиболее высокая 
степень детальности и информативности характерна 
для двух последних. результаты представлены на рис. 2. 
Качественный динамический анализ позволил выявить 
и закартировать объект, оценить особенности его формы, 
характер и соразмерность отдельных элементов. 

Количественная динамическая интерпретация про-
водилась с помощью инверсионных преобразований 
(сысоев, Зайцев, 2023). Применение прямого прогноза 
Фес для изучения продуктивных пластов тюменской 
свиты зачастую является некорректным и не позволяет 

Рис. 1. Примеры русловых систем, проявленных на картах ам-
плитудной декомпозиции: а) свободно меандрирующее русло 
в пределах пояса меандрирования; б) система спрямленных 
русел со сложным сочленением и наложением отдельных русел 
разного возраста; в) свободно меандрирующее русло; г) русло 
ограниченного меандрирования 
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обоснованно делать прогноз для песчаных тел. связано 
это в первую очередь с тем, что интерпретируемые в сква-
жинах толщи коллекторов малоконтрастны по отношению 
к вмещающим отложениям и не выделяются по акусти-
ческим параметрам среды (Vp – скорость продольных 
волн, Vs – скорость поперечных волн, AI – акустический 
импеданс, Den – плотность, Vp/Vs – отношение скорости 
продольных волн к скорости поперечных волн) (Фёдорова 
и др., 2016). 

рассматриваемый пример не стал исключением. 
В результате петрофизической интерпретации установ-
лено, что для всех выделенных литотипов (коллектора, 
аргиллитов, алевролитов, плотных пород, углей) в поле 
кросс-плота «акустический импеданс (AI) / отношение 
скорости продольных волн к скорости поперечных волн 
(Vp/Vs)» имеется значительное перекрытие диапазонов. 
По характеру распределения акустического импеданса, 
отношения Vp/Vs и плотности можно заключить, что ли-
тотипу «коллектор» достаточно хорошо соответствуют 
точки, относящиеся к русловым фациям, интерпретиру-
емым по результатам фациального анализа данных ГИс.

еще одной проблемой для количественного анализа 
в производственных работах является недостаточная 
статистическая выборка.

Морфометрический анализ
В настоящей работе нами представлен новый подход, 

позволяющий перевести традиционный качественный ди-
намический анализ для меандрирующих систем (Буторин 
и др., 2015) в плоскость количественного анализа. Подход 

основан на изучении морфометрических параметров рус-
ловых тел (палеоканалов) и расчете Фес через установ-
ленные зависимости для измеряемых элементов меандри-
рующих систем (это ширина пояса руслоформирования, 
амплитуда излучины, длина излучины, радиус кривизны 
и т.д.). В случае возможности проведения классического 
количественного анализа авторский подход позволяет 
взаимоувязать и перепроверить результаты прогноза мощ-
ности палеорусловых отложений путем комплексирования 
качественного и количественного динамического анализа 
сейсмических данных. 

Меандрирование рек является характерной особен-
ностью равнинных областей с незначительным уклоном 
поверхности. Формированию меандр способствует на-
личие большого количества мелкозернистых осадков 
как по берегам рек, так и в общем твердом стоке. Для ме-
андрирующих рек присущи более закономерный характер 
русловых процессов и более четкое разделение русловой 
и пойменной фаций аллювия, чем для слабоизвилистых 
рек. развиваясь в пределах аллювиальных равнин, русло 
реки занимает лишь небольшую часть широкой речной до-
лины – пояса руслообразования (пояса меандрирования), 
который представляет собой сложную систему активных 
русел, стариц и, расположенных рядом пойм (рединг 
и др., 1990). Элементы меандрирующей речной системы 
представлены на рис. 3.

Ключевой характеристикой меандрирующих рек яв-
ляется извилистость, математически описываемая коэф-
фициентом извилистости (Кизв) через отношение длины 
изучаемого участка реки по фарватеру к длине прямой, 
соединяющей концы участка. Для современных меандри-
рующих рек Кизв варьируется в широких пределах – от 1,1 
до 3,5. При возможности картирования отдельно взятого 
палеоканала по сейсмическим данным на достаточном его 
протяжении величина Кизв может служить дополнительным 

Рис. 3. Основные элементы меандрирующей русловой систе-
мы: А – амплитуда излучины, B – ширина пояса руслоформиро-
вания, С – период излучины, по (Durkin et al., 2017) с дополне-
ниями. Обозначение: R – радиус кривизны

Рис. 2. Варианты визуализации палеорусловой системы: 
a) на седиментационном срезе (отражающий горизонт 
(ОГ) –10 мс); б) на карте распределения атрибута RMS (зна-
чений среднеквадратичных амплитуд, ОГ –10 мс); с) на карте 
спектральной декомпозиции; г) на цветовой карте амплитуд-
ной декомпозиции 
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обоснованием типа речной системы (ольнева, 2017; 
ольнева, Жуковская, 2018; ольнева и др., 2022).

Качественный сейсмообраз объекта позволяет оциф-
ровать ширину пояса руслоформирования, иногда ширину 
отдельного канала, амплитуду (высоту), длину, шаг из-
лучины, радиус кривизны меандры. Все перечисленные 
выше параметры играют важную роль в количественном 
прогнозе мощности русловых отложений. 

Для современных меандрирующих рек установлены 
зависимости между шириной пояса руслоформирова-
ния и мощностью отложений (Collinson, 1978), между 
шириной пояса руслоформирования и шириной русла 
(усачев и др., 1985; снищенко,1982), между шириной 
русла и мощностью отложений (Лидер, 1968), между 
шириной пояса руслоформирования и длиной излучины 
(Здоровенко, 2011), между периодом излучины и радиусом 
кривизны (Леопольд, Вольман, 1964), между периодом из-
лучины и шириной русла (Леопольд, Вольман, 1964) и т.д. 

установление аналогичных морфометрических за-
висимостей для палеосистем осложняется подбором 
необходимой и достаточной выборки корректных стати-
стических данных. Нами проанализированы аналогичные 
объекты в тюменской свите по сейсмическим и скважин-
ным данным близлежащих площадей и выбраны 13 точек, 
для которых имелась скважинная информация о мощности 
коллектора (допускаем, что речь идет о мощности русло-
вых отложений) и существовала возможность выполнить 
замер ширины пояса руслоформирования, визуально 

аналогичного изучаемому нами объекту. Полученная за-
висимость представлена на рис. 4.

На основании анализа литературных источников про-
ведено сравнение полученной выборки по региону со 
статистическими данными по другим бассейнам. 

В работе (Reynolds, 1999) представлен кросс-плот, 
иллюстрирующий взаимосвязь между мощностью 
и шириной песчаных тел различной седиментационной 
природы по данным литературных источников и данных 
месторождений British Petroleum. Палеоканалы в общей 
выборке представлены шестью точками без указания типа 
речной системы, значения мощности меняются в пределах 
от 2,5 до 24 м, ширина русловой системы варьирует от 57 
до 1400 м.

В статье (Strong et al., 2002) на примере данных фор-
мации Мунгару (Mungaroo) пермо-триасового осадочного 
бассейна Купера (Австралия) приведены эмпирические 
зависимости и диапазоны значений для ширины пояса 
руслоформирования и мощности русловых отложений. 
согласно этим данным мощность палеорусел меняется 
в диапазоне от 1 до 20 м, а ширина пояса достигает мак-
симального значения в 6000 м.

В работе (Fielding, сrane, 1987) выполнен статистиче-
ский анализ зависимости мощности русловых отложений 
от ширины пояса руслоформирования на примере раз-
личных типов речных систем: слабоизвилистых, меан-
дрирующих, разветвленных, анастомозирующих и русел, 
морфология которых не определена. В зависимость вклю-
чены данные как по палеообъектам, так и по современ-
ным рекам. Интересен тот факт, что, не имея результатов 
сейсмических 3D-исследований, авторы этой работы 
решали обратную задачу по отношению к нашей – про-
гноз ширины пояса руслоформирования для оптимального 
размещения скважин по мощности русловых отложений, 
определенной в скважинах. 

рис. 5 является результатом выполненного нами 
обобщения данных из указанных выше источников (наша 
выборка по объектам в тюменской свите, шесть точек 
с графика из (Reynolds, 1999) и набор точек для меандри-
рующих русел из (Fielding, сrane, 1987)), построена зави-
симость мощности русловых отложений от ширины пояса 
руслоформирования. Дополнительно, для сопоставления Рис. 4. Зависимость для меандрирующих палеоканалов 

в тюменской свите

Рис. 5. Зависимость мощности русловых отложений от ширины пояса руслоформирования на основе различных наборов данных, 
включающих как современные, так и палеообъекты
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на графике указана зависимость Коллинсона (Collinson, 
1978), полученная для современных меандрирующих рек. 

результаты и их обсуждение
Прогноз мощности русловых отложений для выделен-

ного объекта осуществлен с применением трех подходов.
1. Первый подход заключается в использовании 

зависимостей, установленных между шириной пояса 
руслоформирования и мощностью русловых отложений 
применительно к конкретному участку измерения мор-
фометрических характеристик. Замеры ширины пояса 
руслоформирования (В) выполнены на основе сейсмиче-
ского образа объекта, среднее значение ширины составило 
4000 м. В табл. 1 представлены три разные зависимости 
и результаты расчета мощности русловых отложений. 
разброс значений составляет от 9,7 до 14,6 м.

Ширина русла (W) для изучаемого объекта, по соотно-
шению из (усачев и др., 1985), прогнозируется в 450 м (для 
свободного меандрирования современных рек В/W = 8,9).

2. Второй подход прогноза мощности русловых от-
ложений реализован нами в виде программного кода 
на языке Python, позволяющего автоматизировать процесс 
измерения интенсивно трансформирующейся ширины 
пояса руслоформирования вдоль всей длины закартиро-
ванного объекта. В процессе тестирования программного 
кода получено 5000 значений. К полученной выборке 
применены зависимости, представленные в табл. 1. 

Для каждой зависимости получены следующие распре-
деления значений (рис. 6, 7): по зависимости Коллинсона 
значения мощности варьируют в диапазоне от 7 до 17,5 м, 
по нашей зависимости для выборки объектов тюменской 
свиты находятся в диапазоне от 6,5 до 13 м, по комбини-
рованной зависимости изменяются от 7,5 до 11 м.

3. третий подход основан на анализе результатов 
синхронной AVA-инверсии (AVA – Amplitude Variation with 
Angle). Прогноз толщин русловых отложений выполнен 
в рамках производственных работ через применение 
функции распределения плотности вероятности лито-
типов, установленной в процессе анализа петроупругих 
характеристик целевого интервала, к кубам акустического 
импеданса и соотношения скоростей продольных и по-
перечных волн, полученных в результате синхронной 
AVA-инверсии. Вариации значений в пределах пояса 
меандрирования составляют от 2,2 до 19,8 м и представ-
лены на гистограмме (рис. 8). Полученное распределение 
сопоставимо с результатами расчетов на основе представ-
ленных выше зависимостей. 

Таким образом, полученные нами результаты кор-
релируют с общими представлениями о масштабности 
осадконакопления в пределах поясов меандрирования. 
Например, в работе (Gibling, 2006) проанализированы 
мощности отложений меандрирующих рек для разново-
зрастных мировых формаций: Beaufort Group (Южная 
Африка); German Greek Formation (Австралия); Joggins 
Formation (Канада); Murillo el Fruto (Испания); Scalby 
Formation (Англия) и др. отмечено, что диапазон мощ-
ностей составляет 1–38 м с наибольшей частотой 4–20 м. 

отметим, что применение морфометрических зависи-
мостей, установленных для современных речных систем, 

Рис. 7. Гистограмма мощности русловых отложений по мор-
фометрическому анализу для трех типов зависимостей

Табл. 1. Зависимости, установленные между шириной пояса руслоформирования и мощностью русловых отложений, и результаты 
расчета

Тип зависимости Уравнение (h – средняя мощность 
отложений в пределах пояса 
меандрирования, В – ширина пояса) 

Полученное значение 
мощности, м 

Зависимость  Коллинсона (Collinson, 1978)  для 
современных меандрирующих русел B = 64,6∙h1,54 14,6 

Авторская зависимость для выборки аналогичных 
объектов в тюменской свите h = 0,183·B0,5 11,5 

Комбинированная зависимость для современных и 
палеорусел (Fielding, Сrane, 1987; Reynolds, 1999) с 
включением выборки объектов в тюменской свите 

h = 1,03·B0,27 9,7 

Рис. 6. Пример измерения ширины пояса руслоформирования 
и коэффициента извилистости



Морфометрический подход к количественной оценке мощности отложений…                                                                                                            Т.В. ольнева, М.Ю. орешкова, А.В. Буторин, А.с. егоров

GEORESURSY   www.geors.ru148

Рис. 8. Фрагмент карты мощности палеорусловых отложений по сейсмическому прогнозу (слева). Гистограмма мощности палео-
русловых отложений по сейсмическому прогнозу (справа)

к палеоруслам предполагает целый ряд допущений, свя-
занных, например, с различной масштабностью процессов, 
протекающих в отдельные геологические эпохи, много-
кратными размывами и переотложением непосредственно 
русловых фаций, а также последующим уплотнением пород 
целевого интервала вследствие воздействия перекрыва-
ющих мощных более молодых толщ осадочного чехла 
и т.д. однако согласно «принципу актуализма» Ч. Лайеля 
(Лайель, 1866) существует возможность с некоторыми 
допусками проецировать наши знания о современных ре-
ках на палеосистемы с учетом того факта, что подобрать 
корректную статистическую выборку для палеосистем 
достаточно затруднительно.

Заключение
Представлен новый подход к изучению палеорусловых 

меандрирующих систем на примере седиментационного 
объекта, характерного для интервала тюменской сви-
ты. Для задачи прогноза толщин русловых отложений 
в дополнение к традиционным подходам качественной 
и количественной динамической интерпретации при-
менен морфометрический анализ, который заключается 
в измерении на основе сейсмического образа параметров, 
характеризующих меандрирующую систему, и прогнози-
ровании через установленные зависимости неизмеряемых 
параметров. Как правило, мощности отложений палеока-
налов находятся за пределами вертикальной разрешающей 
способности сейсморазведки. 

Нами спрогнозирована мощность коллектора по па-
раметру «ширина пояса руслоформирования с помощью 
трех типов зависимости. Первая зависимость установлена 
Коллинсоном (Collinson, 1978) для современных меандри-
рующих русел. Вторая зависимость (авторская) построена 
нами в процессе анализа взаимосвязи ширины пояса 
руслоформирования по сейсмическим данным и мощ-
ности коллекторов по скважинным данным для выборки 
аналогичных объектов в тюменской свите близлежащих 
площадей. Третья зависимость (комбинированная) полу-
чена путем совмещения выборки значений для меан-
дрирующих рек, как палео, так и современных, из работ 

(Fielding, сrane, 1987; Reynolds, 1999) и собственного 
набора точек. Представляется возможным применение 
морфометрических зависимостей, установленных для со-
временных речных систем согласно «принципу актуализ-
ма» Ч. Лайеля.

В работе представлено два подхода: точечный на основе 
единичного замера и автоматизированный, позволяющий 
сгенерировать множество замеров ширины пояса руслофор-
мирования вдоль его наблюдаемого положения по латерали. 
Второй подход реализован нами в виде автоматизирован-
ного программного кода на языке Python. Получены диа-
пазоны изменения мощности русловых отложений от 6,5 
до 17,5 м, отвечающие общим представлениям о порядке 
данной величины для современных речных систем и пале-
осистем в различных геологических формациях. 

результаты прогноза мощности отложений в пределах 
изучаемого объекта на основе морфометрического анализа 
сопоставлены с результатами количественного динамиче-
ского анализа, выполненного путем инверсионных преоб-
разований. отмечено высокое сходство данных.

Предложенный нами подход апробирован на различ-
ных площадях и рекомендуется к применению на раз-
личных этапах геологоразведочных работ, связанных 
с оценкой резервуаров, приуроченных к палеорусловым 
меандрирующим системам тюменской свиты Западно-
сибирского нефтегазоносного бассейна. 
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abstract. The article is devoted to implementation 
of morphometric analysis in process of qualitative and 
quantitative dynamic interpretation of seismic data. Essence 
of new approach is to predict reservoir capacity of channel 
genesis based on established dependencies between 
parameters “width of channel formation belt” and “thickness 
of channel deposits”. Interpretation of meandering river 
system demonstrates on example of one productive interval 
identified in the Tyumen formation. This article presents three 
variants of dependencies, two of which are the author’s and 
published for the first time. Authors have developed a program 
code in Python to automate morphometric analysis. Ranges 
of values predicted on basis of dependencies are correlated 
with results of quantitative dynamic analysis performed 
by inversion transformations, as well as with general ideas 
about sediment thickness of both modern river systems and 
paleosystems in geological formations of different ages.

Keywords: Tyumen formation, morphometric analysis, 
meandering paleochannels, channel formation belt, forecast 
of paleochannel sediments thickness, Khanty-Mansi 
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Определение удельного электрического сопротивления 
керна с помощью тороидальных катушек: математическое 

моделирование

М.И. Эпов1, В.Г. Мамяшев2, И.В. Михайлов1, 3*, И.В. Суродина1, М.Н. Никитенко1
1Институт нефтегазовой геологии и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН, Новосибирск, Россия

2Тюменский индустриальный университет, Тюмень, Россия
3Новосибирский государственный университет, Новосибирск, Россия

рассмотрена возможность определения удельного электрического сопротивления (уЭс) цилиндрического 
керна с помощью размещённой вокруг него генераторно-измерительной системы с тороидальными катушками. 
разработан и верифицирован алгоритм двумерного конечно-разностного моделирования электрических и маг-
нитных сигналов от стороннего кругового магнитного гармонического тока, эквивалентного тороидальной 
катушке. Выполнено двумерное численное моделирование реальной (синфазной) и мнимой (противофазной) 
составляющих вертикальной компоненты электрического поля и тангенциальной компоненты магнитного поля 
для практически значимого диапазона уЭс керна, когда образец находится в изолирующей или сильнопрово-
дящей трубе с тороидальными катушками. По результатам численного моделирования выбраны оптимальная 
длина измерительной системы, а также операционная частота и тип измеряемых сигналов. Предложена транс-
формация последних в значения кажущихся уЭс вертикально-неоднородных образцов. установлены критерии 
соответствия измеряемых сигналов в тонкослоистых и эквивалентных электрически-макроанизотропных об-
разцах при изменении электрического контраста и толщины прослоев.

Ключевые слова: тороидальная катушка, керн, удельное электрическое сопротивление, математическое 
моделирование, метод конечных разностей, двумерная модель, трансформация сигнала
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Введение
В настоящее время в мировой практике для лабора-

торных исследований кернового материала используются 
различные методы и подходы для определения его петро-
физических свойств. Широко применяются термические 
методы (Фадеева и др., 2020; Ahmed et al., 2021; Luc Leroy 
et al., 2021) с оценкой влияния температуры образца на его 
геомеханические свойства (Ashrafi et al., 2020; Gu et al., 
2020). Постоянно исследуются сейсмические параметры 
керна (Kästner et al., 2020; Kästner et al., 2022) и их взаимос-
вязи с геомеханическими параметрами (Sharifi et al., 2023). 
Активно развивается направление ЯМр-релаксометрии 
c оперативным получением количественной информа-
ции о структуре порового пространства, распределении 
фильтрационно-емкостных свойств и типе насыщающего 
флюида (Шумскайте и др., 2022; Shumskayte et al., 2022; 
Elsayed et al., 2022).

одно из наиболее динамичных направлений связано 
с цифровыми кернами, при построении которых при-
меняются методы сканирующей электронной микро-
скопии и рентгеновской микротомографии. В ряде 

случаев необходимо сочетать данные этих двух методов – 
для получения информации о морфологии пустотного 
пространства, которую затруднительно идентифицировать 
только по микротомографии (Ponomarev et al., 2024). 
По цифровому керну можно определить широкий спектр 
его петрофизических характеристик: это эффективная 
электропроводность (Хачкова и др., 2020; Эпов и др., 
2023); акустическая эмиссия (решетова, Анчугов, 2021); 
многофазная фильтрация (Герке и др., 2021); абсолютная 
проницаемость (Хачкова и др., 2023).

отдельно отметим группу методов электрометрии, 
которые являются основными для последующей оцен-
ки коэффициента нефтегазонасыщения горных пород. 
удельное электрическое сопротивление (уЭс) керна 
может определяться из измерений как многочастотными 
электродными системами (Li et al., 2019; Kim et al., 2021), 
так и индукционными (Ben Aoun et al., 2018). Широкое 
распространение также получила диэлькометрия (Мезин 
и др., 2020) с получением комплексной диэлектрической 
проницаемости и оценкой ее частотной дисперсии (Liu et 
al., 2016; Morte, Hascakir, 2019).

Несмотря на отмеченное разнообразие методов иссле-
дования петрофизических свойств керна, не раскрытым 
в научно-практическом плане потенциалом обладают 
и другие подходы. Так, например, пространственное рас-
пределение уЭс в керне может изучаться с использовани-
ем других источников и приемников электромагнитного 
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поля, например тороидальных катушек. особенности 
электромагнитного поля тороидальной катушки теоре-
тически исследованы и обобщены в работе (Каринский, 
2018). Значительное число публикаций посвящено 
анализу сигналов каротажных зондов с тороидальны-
ми катушками для решения задач нефтепромысловой 
геофизики. Применительно к изучению кернового ма-
териала результаты таких исследований, по имеющейся 
у нас информации, не представлены в открытой печати. 
Настоящая работа посвящена исследованию возможно-
стей систем с генераторной и измерительной тороидаль-
ными катушками для определения уЭс образцов керна 
методами математического и численного моделирования. 
Предполагается, что определение уЭс выполняется 
в скважине на образце только что выбуренного керна либо 
при лабораторных измерениях.

Математическая постановка
рассмотрим модель цилиндрического образца керна 

радиуса a и длины L. образец осесимметрично располо-
жен внутри трубы длиной M. Между образцом и трубой 
размещены с малым зазором тороидальные катушки – ге-
нераторная и измерительная, расстояние между которы-
ми l (рис. 1). указанный измерительный зонд расположен 
в непроводящей среде.

Введем цилиндрическую систему координат (r, φ, z). 
Пусть ось z направлена вниз и совпадает с осью цилиндра. 
Источник поля в виде соосной тороидальной катушки 
можно описать сторонним круговым магнитным током 
(светов, 1984). Для электрического  и магнитного 

 полей в изотропной среде справедливы уравнения 
Максвелла: 

 , (1)
где   Гн/м – магнитная проницаемость 
немагнитной среды, ε – диэлектрическая проницаемость 
среды, ω – циклическая частота,   – плотность сторон-
него магнитного тока.

В осесимметричной среде плотность стороннего 
магнитного тока имеет одну ненулевую тангенциальную 
компоненту:

,

где .

Здесь   – координаты источника, Mφ – магнитный 
момент, равный:

 ,
где I – ток, nг – число витков в генераторной катушке, 
Sг – площадь генераторного витка. При расчетах предпо-
лагалось, что магнитный момент равен 1 А·м2.

с учетом этих факторов систему уравнений (1) можно 
представить в следующем виде:

. (2)

Выражая компоненты Er и Ez через Hφ, получаем 
уравнение

.

 (3)
Поскольку модель и источник симметричны относи-

тельно оси z, имеем
.

Затухание магнитного поля вдали от источника за-
пишем в виде

limr,z–›∞|Hφ| –› 0,
следовательно, можно установить нулевые граничные ус-
ловия для реальной и мнимой составляющих компоненты 
Hφ на больших расстояниях R и Z от источника:

,
 

.

Таким образом, сформулирована краевая задача 
Дирихле для уравнения (3).

Далее проводим аппроксимацию задачи Дирихле 
с помощью консервативной конечно-разностной схемы 
на неравномерной сетке (самарский, Николаев, 1978). 
сетка должна адекватно описывать геоэлектрическую 
модель, а именно образец, окруженный тонкостенной 
трубой. При построении сетки требуется учесть большие 
различия уЭс, возникающие на границе между образцом 
и трубой. Кроме того, необходимо учесть, что компонента 
Ez определяется из второго уравнения системы (2), а также 
необходимо обеспечить достаточную точность для вы-
числения пространственной производной от Hφ.

В результате аппроксимации получаем систему линей-
ных алгебраических уравнений, которую рекомендуется 
решать с помощью параллельного варианта программы 
PARDISO (библиотека Intel Math Kernel Library, https://
software.intel.com/en-us/articles/intel-math-kernel-library-
documentation), поскольку размерность плохо обуслов-
ленной матрицы небольшая. Все вычисления проводились 

Рис. 1. Геоэлектрическая модель керна (коричневый цвет) и из-
мерительного зонда, состоящего из генераторной (красный) 
и измерительной (синий) тороидальных катушек внутри тру-
бы (голубой)



www.geors.ru 153

Георесурсы / Georesursy                    2024. Т. 26. № 3. с. 151–161

на кластере НКс-30Т ссКЦ со рАН, однако их можно 
выполнять и на персональном компьютере.

Для тестирования программы двумерного конечно-
разностного моделирования и оптимального выбора 
сетки использовались опубликованные данные для ра-
диально-слоистых сред, где образец и труба были бес-
конечно длинными (Эпов и др., 2018). сравнительный 
анализ полученных результатов с имеющимися данными 
показал, что относительная погрешность двумерного мо-
делирования не превышает 1,5% в практически значимом 
диапазоне уЭс керна.

Влияние конечных размеров керна 
на результаты моделирования

рассмотрим однородный керн радиуса 0,040 м с ти-
пичным уЭс ρ = 10 ом·м, соответствующим нефтеводо-
насыщенному песчанику. Для простоты расчетов примем, 
что генераторная и измерительная тороидальные катушки 
имеют радиус 0,040001 м, немного больший радиуса 
керна, и расположены на стенке непроводящей трубы 
(уЭс 106 ом·м) вокруг керна. Внутренний радиус трубы 
равен 0,040 м, внешний радиус – 0,044 м. Измерительная 
система окружена воздухом с уЭс 106 ом·м.

расстояние между генераторной и измерительной 
катушкой (длина зонда) l равно 0,10 м. операционные 
частоты: 10, 100 и 1 МГц – выбраны из соображений 
достаточной локальности измерений, а также малого 
влияния токов смещения.

При расчетах по программе двумерного моделирова-
ния длина керна L бралась равной 1,0 м, а при вычислении 
в цилиндрически-слоистой среде (одномерный подход) 
она – бесконечная. Для каждой конфигурации расчеты 
выполнены в одной точке по вертикальной оси, соответ-
ствующей середине керна. В табл. 1 приведены реальная 
и мнимая составляющие: вертикальной компоненты 
электрического поля (Re Ez, Im Ez) и тангенциальной 
компоненты магнитного поля (Re Hφ, Im Hφ).

В результате сопоставительного анализа установлено, 
что сигналы тороидальной катушки (кругового магнитно-
го тока) при конечной и бесконечной длинах трубы суще-
ственно разные. они могут отличаться как на несколько 
порядков, так и по знаку (Re Ez), при этом сигналы Re Ez 
и re Hφ пропорциональны квадрату операционной часто-
ты, а Im Ez и Im Hφ– частоте. столь значительное отличие 
значений физически можно объяснить тем, что в первом 
случае нет поверхностных зарядов на торцах зонда, 
препятствующих стеканию токов в окружающую среду. 

Таким образом, для обоснования параметров измеритель-
ной системы на непроводящей трубе следует использовать 
двумерный подход к моделированию сигналов.

Чувствительность сигналов зонда 
на непроводящей трубе к УЭс однородного образца

расчеты выполнены для характерного диапазона уЭс 
терригенных коллекторов: от 2 до 200 ом·м. Длина керна 
равна 1,0 м (координаты по вертикали: от –0,50 до 0,50 м), 
радиус керна – 0,040 м. Керн окружен непроводящей 
трубой и воздухом.

определения уЭс однородного керна велись одновре-
менно перемещаемыми на трубе вдоль керна зондами с l = 
0,10; 0,40 и 0,70 м. результаты моделирования сигналов 
в средней точке образца приведены в табл. 2. 

При увеличении уЭс керна на два порядка относи-
тельное увеличение составляющих Hφ во всех случаях 
не превышает 1,03. Для Ez при возрастании длины зонда 
относительное увеличение Re Ez меняется от 1,29 до 2,37, 
а для Im Ez наблюдается относительное уменьшение – 
от 0,50 до 0,61.

Наибольшие изменения сигналов, характерные 
для длинного зонда, показаны на рис. 2 (частота 100 кГц). 
Здесь и далее составляющие как Hφ, так и Ez представлены 
по абсолютному значению.

особо выделяется зависимость от уЭс керна 
для Im Ez: в отличие от остальных составляющих, она 
увеличивается с ростом уЭс. Это связано с тем, что поле 
в воздухе для компонент Re Hφ, Im Hφ и re Ez равно нулю, 
а для Im Ez – ненулевой константе.

рассмотрим диаграммы зондов разной длины 
для re Hφ (рис. 3, 4). отметим, что с увеличением длины 
зонда возрастает локализация диаграмм на интервале 
образца. Так, истинные границы керна (–0,50 и 0,50 м) 
выделяются на диаграммах в точках ±0,45 м (зонд 0,10 м), 
±0,30 м (зонд 0,40 м) и ±0,15 м (зонд 0,70 м), т.е. кажу-
щаяся граница образца сдвигается внутрь его области 
на половину длины зонда.

Даже в коротком зонде (рис. 3) измеренный сигнал 
re Hφ в центре образца не достигает истинного значе-
ния, а колеблется в области его максимума: 2,97·10–15 
А/м (10 кГц). Для более длинных зондов (рис. 4) выводы 
аналогичны: с ростом длины зонда сигналы уменьшаются.

На рис. 4 показано сужение кажущейся длины образца, 
а также увеличение величины Re Hφ с ростом частоты.

Таким образом, сигналы зондов на непроводящей 
трубе вокруг керна характеризуются очень слабой чув-
ствительностью к изменению его уЭс (от 2 до 200 ом·м) 
и малыми уровнями сигналов, что недостаточно для ре-
шения практических задач. однако ситуация становится 

Табл. 1. Результаты одномерного (1D) численно-аналитиче-
ского и двумерного (2D) конечно-разностного моделирования. 
Короткий зонд, непроводящая труба (УЭС 106 Ом·м), УЭС 
однородного образца 10 Ом·м

Сигнал Re Ez, В/м Im Ez, В/м Re Hφ, А/м Im Hφ, А/м 
10 кГц  

1D –3,64·10–8 1,93·10–3 –7,89·10–11 3,86·10–6 
2D   1,31·10–10 2,13·10–3 –2,97·10–15 2,19·10–7 

100 кГц  
1D –3,63·10–6 1,93·10–2 –7,88·10–9 3,86·10–5 
2D   1,31·10–8 2,13·10–2 –2,97·10–13 2,19·10–6 

1 МГц  
1D –3,61·10–4 1,93·10–1 –7,83·10–7 3,86·10–4 
2D   1,31·10–6 2,13·10–1 –2,97·10–11 2,19·10–5 

Табл. 2. Относительное изменение сигналов зонда при увели-
чении УЭС однородного керна от 2 до 200 Ом·м на частотах 
от 10 кГц до 1 МГц

Изменение 
параметра 

Длина зонда 
0,10 м 

Длина зонда 
0,40 м 

Длина зонда 
0,70 м 

Δρ 100 100 100 
ΔRe Ez 1,29 1,65 2,37 
ΔIm Ez 0,50 0,59 0,61 
ΔRe Hφ 1,03 1,03 1,03 
ΔIm Hφ 1,02 1,02 1,02 
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существенно иной, когда вместо непроводящей трубы об-
разец окружает высокопроводящая металлическая труба.

Чувствительность тороидальных катушек 
на металлической трубе к УЭс однородного образца

Как и ранее, рассмотрим однородный цилиндрический 
образец радиуса 0,040 м с уЭс 10 ом·м. Принципиальное 
отличие от вышерассмотренного случая состоит в том, 

что керн окружен высокопроводящей металлической 
трубой с уЭс 10–5 ом·м. Внутренний и внешний ра-
диусы трубы те же – 0,040 и 0,044 м соответственно. 
Тороидальные катушки радиуса 0,040001 м расположены 
на металлической трубе. Вся измерительная система окру-
жена воздухом с уЭс, равным 106 ом·м. В первом случае 
(численно-аналитическое решение) керн и металлическая 
труба имеют бесконечную протяженность, а во втором 

Рис. 2. Зависимость сигналов длинного зонда от УЭС однородного керна. Частота 100 кГц

Рис. 3. Диаграммы Re Hφ для короткого зонда при профилировании однородного керна с УЭС 10 Ом·м. Слева направо: частота 10 
кГц, 100 кГц, 1 МГц. Пунктирные линии – границы образца

Рис. 4. Диаграммы Re Hφ для длинного зонда при профилировании однородного керна с УЭС 10 Ом·м. Слева направо частоты: 10 
кГц, 100 кГц, 1 МГц. Пунктирные линии – границы образца
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(конечно-разностное моделирование) длины образца L 
и металлической трубы M составляют 1,0 м. Численные 
расчеты показали, что удлинение металлической трубы 
по обе стороны от керна, например на 0,25 м, слабо вли-
яет на анализируемые сигналы (относительная разница 
для керна с уЭс 10 ом·м – сотые доли процента). В табл. 
3 представлены результаты моделирования. Для каждого 
случая расчеты выполнены в одной точке по вертикальной 
оси, соответствующей середине керна.

Из табл. 3 видно, что результаты одномерных и дву-
мерных расчетов отличаются как по величине (до двух по-
рядков), так и по знаку (компонента Re Hφ). Как и для слу-
чая непроводящей трубы, для дальнейших вычислений 
при определении уЭс керна с помощью тороидальных 
катушек будет применяться двумерное моделирование 
сигналов.

относительные увеличения сигналов при изменении 
уЭс однородного образца от 2 до 200 ом·м приведены 
в табл. 4. При добавлении металлической трубы длиной 
1,0 м вокруг керна для короткого зонда происходит рез-
кое увеличение чувствительности к уЭс всех четырех 
рассматриваемых сигналов. При этом наблюдается 
прямая пропорциональность уЭс (нижние строки, 
средний столбец табл. 4). с ростом частоты от 10 кГц 
до 1 МГц увеличивается чувствительность к уЭс со-
ставляющих Re Ez и re Hφ. Для Im Hφ она практически 
не меняется, а для Im Ez незначительно уменьшается. 

На всех рассмотренных частотах с ростом длины зонда 
чувствительность к уЭс резко падает, а для среднего 
зонда она отсутствует. относительное изменение сигналов 
при увеличении уЭс образца в 100 раз от 2 до 200 ом·м 
на частоте 1 МГц близко к результатам на низкой частоте.

Далее приведены примеры профилирования одно-
родного керна с уЭс 10 ом·м для составляющей Re Hφ. 
отметим, что диаграммы для компоненты Im Hφ выглядят 
аналогично, а для re Ez и Im Ez характерны дополнитель-
ные экстремумы, связанные с переходом тороидальных 
катушек через границы окруженного металлом керна 
и усложняющие вид диаграмм. Поэтому в данном случае 
целесообразно анализировать компоненты Hφ, а не ez, 
как более «стабильные». уровень сигнала Re Hφ пропор-
ционален операционной частоте.

Для короткого зонда (рис. 5) истинные границы керна 
(–0,50 и 0,50 м) определяются в точках ±0,45 м (сдвину-
ты к центру образца на половину длины зонда). На всем 
остальном протяжении керна отмечаются значения сиг-
нала на каждой частоте, соответствующие уЭс керна 
10 ом·м: 3,66·10–8, 3,61·10–6 и 1,93·10–4 А/м.

Для длинного зонда (рис. 6), как и для среднего, не до-
стигается истинное значение сигнала. Внутри образца 
на половине длины зонда (0,35 м) также появляются 
аналогичные экстремумы. Значения сигналов на раз-
ных частотах в центре керна равны 5,76·10–12, 5,48·10–10 
и 8,41·10–10 А/м соответственно.

Табл. 3. Результаты одномерного численно-аналитического 
и двумерного конечно-разностного моделирования сигналов 
короткого зонда. Тороидальные катушки на высокопроводя-
щей металлической трубе с УЭС 10–5 Ом·м. УЭС однородного 
керна 10 Ом·м

Сигнал Re Ez, В/м Im Ez, В/м Re Hφ, А/м Im Hφ, А/м 
10 кГц  

1D –7,14·10–9 –4,27·10–9 –9,86·10–11 8,04·10–6 
2D –5,75·10–10 –1,77·10–8  3,66·10–8 7,06·10–6 

100 кГц  
1D –1,63·10–7 –1,47·10–7 –7,17·10–9 8,04·10–5 
2D –5,63·10–8 –1,85·10–7   3,61·10–6 7,02·10–5 

1 МГц  
1D –5,06·10–6 –4,95·10–6 –6,47·10–7 8,04·10–4 
2D –1,75·10–6 –4,68·10–6   1,93·10–4 5,63·10–4 

Табл. 4. Относительное изменение сигналов при увеличении 
УЭС образца в 100 раз от 2 до 200 Ом·м на частоте 10 кГц. 
Металлическая труба

Изменение 
параметра 

Длина зонда 
0,10 м 

Длина зонда 
0,40 м 

Δρ 100 100 
ΔRe Ez 95,30 1,00 
ΔIm Ez 103,72 1,00 
ΔRe Hφ 99,01 1,00 
ΔIm Hφ 99,77 1,00 
ΔRe Ez / Δρ 0,95 0,01 
ΔIm Ez / Δρ 1,04 0,01 
ΔRe Hφ / Δρ 0,99 0,01 
ΔIm Hφ / Δρ 1,00 0,01 

Рис. 5. Кривые Re Hφ при профилировании коротким зондом однородного образца с УЭС 10 Ом·м. Слева направо: частоты 10 кГц, 
100 кГц, 1 МГц. Пунктирные линии – границы керна
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Из анализа приведенных на рис. 5, 6 диаграмм следует: 
во-первых, для определения уЭс керна наиболее опти-
мально использовать короткий зонд; во-вторых, уровень 
сигналов при наличии металлической трубы вокруг керна 
на несколько порядков выше, чем при ее отсутствии.

Далее нами для короткого зонда построены зависи-
мости сигналов от уЭс однородного цилиндрического 

образца. На их основе получены графики трансформаций 
сигналов в кажущиеся уЭс керна: для re Hφ (рис. 7) 
и Im Hφ (рис. 8), а также для re Ez и Im Ez (в настоящей 
статье не приведены).

отметим, что все трансформации являются взаимно 
однозначными.

Рис. 8. Графики трансформаций Im Hφ короткого зонда в УЭС керна для тороидальных катушек на металлической трубе. Частоты: 
10 кГц (слева), 100 кГц (по центру), 1 МГц (справа)

Рис. 6. Кривые Re Hφ при профилировании длинным зондом однородного образца с УЭС 10 Ом·м. Слева направо: частоты 10 кГц, 
100 кГц, 1 МГц. Пунктирные линии – границы керна

Рис. 7. Графики трансформаций Re Hφ короткого зонда в УЭС образца для тороидальных катушек на металлической трубе. 
Частоты: 10 кГц (слева), 100 кГц (по центру), 1 МГц (справа)
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трансформации сигналов тороидальной катушки 
в кажущиеся УЭс составного керна

рассмотрим составной вертикально-неоднородный 
цилиндрический образец той же длины 1,0 м и радиуса 
0,040 м. Керн состоит из четырех частей равной длины 
0,25 м с монотонно увеличивающимся уЭс (в четыре 
раза) от его верхней части к нижней: 2–8–32–128 ом·м. 
Для заданного распределения уЭс керна рассчитаны все 
анализируемые сигналы. Далее проведен пересчет из-
меренных сигналов Re Hφ и Im Hφ (рис. 9) и re Ez и Im Ez 
(рис. 10) в значения кажущегося уЭс.

относительно погрешности определения уЭс состав-
ного керна стоит отметить, что с минимальными относи-
тельными погрешностями определяется уЭс в централь-
ной части каждой из четырех частей. В краевых частях 
кажущиеся уЭс арифметически усредняются с уЭс 
смежных частей. Кажущиеся уЭс по re Hφ (рис. 9, слева) 
везде завышены относительно истинных. Так, на частотах 
10 и 100 кГц для всех четырех частей образца относи-
тельное завышение составляет 12,4–13,6%, а на частоте 
1 МГц – лишь 1,2–1,6%. Кажущиеся уЭс по Im Hφ (рис. 9, 

справа) занижены относительно истинных на 0,7–1,1%, 
(частота 10 кГц) и 0,2–0,6% (частоты 100 кГц и 1 МГц).

Для кажущихся уЭс по re Ez и Im Ez (рис. 10) кар-
тина будет иной. По re Ez отмечается завышение уЭс, 
причем наибольшее при 1 МГц (14–17%). На частоте 10 
кГц завышение составляет 4,1–5,6%, а на 100 кГц оно 
наименьшее – 2,2–3,5%. Для Im Ez ситуация будет менее 
однозначной. Наибольшее завышение уЭс (на 8,1%) 
также имеется при 1 МГц. При 100 кГц уЭс занижа-
ется на 0,4–1,6%. Наконец, при 10 кГц кажущееся уЭс 
как завышается на 0,1–1,1%, так и занижается на 0,3%. 
Добавим, что на трансформациях по Im Ez присутствуют 
небольшие ложные экстремумы на отметках –0,03; –0,05 
и 0,20 м (рис. 10, справа).

При изменении уЭс частей (2–32–8–128 ом·м) в со-
ставном образце с повышением контраста между смеж-
ными частями (рис. 11) в целом наблюдаются все те же 
закономерности.

Итак, с учетом отмеченных особенностей наиболее 
оптимальной является трансформация в кажущееся уЭс 
по сигналу Im Hφ на частоте 1 МГц.

сигналы тороидальных катушек 
на металлической трубе вокруг тонкослоистого 
образца

Далее проведено двумерное моделирование сигна-
лов тороидальных катушек на металлической трубе, 
окружающих тонкослоистые цилиндрические образцы 
длиной 1,0 м. Толщина прослоев в каждом исследуемом 
керне одинакова и составляет 0,10; 0,05; 0,04; 0,03; 0,02 
и 0,01 м. рассмотрены два случая соотношения уЭс со-
седних прослоев: 3–9 ом·м (контраст 3, соответствует 
чередованию глин и нефтеводонасыщенных песчаников), 
а также 3–27 ом·м (контраст 9, чередование глин и нефте-
насыщенных песчаников). Для установления взаимосвязи 
показаний измерительной системы с тороидальными 
катушками в тонкослоистой и электрически макроани-
зотропной средах выполнены расчеты составляющих Ez 
и Hφ. Макроанизотропная среда для уЭс 3–9 ом·м имеет 
следующие параметры: горизонтальное уЭс ρh = 4,5 
ом·м, вертикальное уЭс ρv = 6 ом·м; макроанизотропная 

Рис. 9. Кажущиеся УЭС по Re Hφ (слева) и Im Hφ (справа) ко-
роткого зонда в составном образце с монотонным увеличени-
ем УЭС. Металлическая труба

Рис. 10. Кажущиеся УЭС по Re Ez (слева) и Im Ez (справа) ко-
роткого зонда в составном образце с монотонным увеличени-
ем УЭС. Металлическая труба

Рис. 11. Кажущиеся УЭС по Re Hφ (слева) и Im Hφ (справа) ко-
роткого зонда в составном образце с немонотонным увеличе-
нием УЭС. Металлическая труба
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среда для уЭс 3–27 ом·м – ρh = 5,4 ом·м, ρv = 15 ом·м. 
На рис. 12 и 13 представлены численные результаты 
для компоненты Im Hφ на частоте 1 МГц для короткого 
зонда, которые в целом отражают особенности и осталь-
ных компонент, включая другие операционные частоты.

Диапазон изменений Im Hφ при электрическом кон-
трасте 3 (рис. 12) составляет от 4,72·10–4 до 1,41·10–3 А/м 
при прослоях толщиной 0,10 м и от 4,29·10–4 до 5,46·10–4 
А/м при прослоях толщиной 0,01 м. При увеличении 
контраста до 9 (рис. 13) Im Hφ варьируется в пределах 
7,70·10–5–6,81·10–4 А/м (прослои толщиной 0,10 м) 
и 1,85·10–5–3,39·10–5 А/м (прослои толщиной 0,01 м).

Из анализа диаграмм для тонкослоистых образцов 
на рис. 12 и 13 следует: во-первых, за счет компактности 
измерительной системы и выбранного диапазона частот 
выделяются все отдельные прослои в диапазоне их тол-
щин от 0,10 до 0,01 м; во-вторых, при электрическом 
контрасте 9 (3–27 ом·м, рис. 13) диаграммы в тонкосло-
истых кернах и эквивалентной им макроанизотропной 
среде не имеют общих точек, хотя стремятся друг к другу 
с уменьшением толщины прослоев. Иными словами, 
даже при прослоях в 0,01 м керн воспринимается систе-
мой с тороидальными катушками как тонкослоистый, 
а не как макроанизотропный.

отдельно остановимся на рис. 12. При толщине про-
слоев 0,03 м соответствующая диаграмма в тонкослоистом 
образце накладывается на диаграмму в макроанизотроп-
ном образце. еще в большей степени это проявляется 
при прослоях толщиной 0,02 м. Наконец, при толщине 
прослоев 0,01 м соответствующая «макроанизотропная» 
диаграмма становится огибающей для «тонкослоистой» 
диаграммы, что может указывать на достигаемую экви-
валентность между тонкослоистостью и макроанизотро-
пией при отношении длины зонда к толщине прослоя 
большем 10.

Для проверки этой эквивалентности для диаграммы 
с прослоями толщиной 0,01 м и соотношением уЭс 
3–9 ом·м вычислено ее относительное отклонение 
от среднего. оно составляет 12%, т.е. полная эквивалент-
ность еще не достигнута. Для соотношения уЭс 3–27 
ом·м относительное отклонение значительно больше – 
около 29%. При этом тонкослоистый керн будет восприни-
маться измерительной системой как макроанизотропный, 
когда такое отклонение будет сопоставимо с относитель-
ной погрешностью двумерного моделирования, не пре-
вышающей 1,5%. Таким образом, можно ожидать такой 
эквивалентности, когда толщина каждого прослоя будет 
составлять несколько миллиметров.

Рис. 12. Диаграммы Im Hφ короткого зонда в тонкослоистом и эквивалентном макроанизотропном образцах. УЭС смежных про-
слоев 3–9 Ом·м. Частота 1 МГц

Рис. 13. Диаграммы Im Hφ короткого зонда в тонкослоистом и эквивалентном макроанизотропном образцах. УЭС смежных про-
слоев 3–27 Ом·м. Частота 1 МГц
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Заключение
Предложен компактный зонд с тороидальными ка-

тушками для определения уЭс кернового материала. 
При математическом описании тороидальной катушки 
сторонним круговым магнитным током, разработаны спе-
циализированные программно-алгоритмические средства 
двумерного конечно-разностного моделирования, учиты-
вающие как конечные размеры керна с заданным уЭс, так 
и высокий электрический контраст в геоэлектрической мо-
дели. Проведена верификация компьютерной программы 
на основе сравнения с численно-аналитическим решением 
в рамках одномерных цилиндрически-слоистых моделей.

рассмотрено два основных случая, когда генераторная 
и измерительная тороидальные катушки расположены 
соответственно на изолирующей и сильнопроводящей 
металлической трубе вокруг керна. Показано, что в случае 
металлической трубы для короткого зонда достигается 
высокая чувствительность всех возбуждаемых сигналов 
к характерным значениям уЭс керна. Для однородных 
кернов построены взаимно однозначные трансформа-
ции сигналов в кажущееся уЭс. с использованием 
трансформаций получены достоверные распределения 
уЭс составных вертикально-неоднородных образцов. 
Проведено двумерное численное моделирование сигналов 
в тонкослоистых кернах, где толщина прослоя составляет 
от 0,01 до 0,10 м, и в эквивалентных им электрически 
макроанизотропных средах при разных контрастах уЭс. 
сделан вывод о том, что даже при прослоях в 0,01 м керн 
проявляется в сигналах тороидальной системы как тон-
кослоистый; эквивалентности тонкослоистого и элек-
трически-макроанизотропного керна следует ожидать 
при меньшей толщине прослоев.

Таким образом, можно заключить, что имеется прин-
ципиальная возможность определения уЭс кернового 
материала при размещении вокруг него измерительной 
системы с тороидальными катушками на сильнопроводя-
щей трубе как во время бурения, так и при лабораторных 
измерениях.
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application of toroidal coils to Obtain Electrical resistivity of core 
samples: Mathematical Modeling
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abstract. We consider the capability of evaluating the 
specific electrical resistivity of a cylindrical core by means 
of a transmitter-receiver system with toroidal coils placed 
around it. An algorithm for two-dimensional finite-difference 
modeling of electrical and magnetic signals from an external 
circular magnetic harmonic current equivalent to a toroidal 
coil has been developed and verified. We perform two-
dimensional numerical modeling of the real (in-phase) and 
imaginary (quadrature) part of the vertical component of the 
electric field and the tangential component of the magnetic 
field for a practically-significant range of core resistivities, 
the sample being located within an insulating or highly 
conductive tube with toroidal coils. Following the results of 
numerical simulation, the optimal length of the measuring 
system is selected, as well as the operating frequency and 
type of measured signals. The transformation of the latter into 
the apparent resistivity values of vertically inhomogeneous 
samples is proposed. Moreover, criteria have been established 
for the correspondence of the measured signals in thin-
layered and equivalent electrically macroanisotropic samples 
when changing the resistivity contrast and thickness of the 
interlayers.

Keywords: toroidal coil, core material, specific electrical 
resistivity, mathematical modeling, finite difference method, 
two-dimensional model, signal transformation
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Модель взаимодействия скважин при заводнении  
слоисто-неоднородного нефтяного пласта  
в рамках концепции CRM-моделирования

А.А. Глушаков1, А.И. Архипов1, И.В. Афанаскин2*
1Российский государственный университет нефти и газа (национальный исследовательский университет) имени И.М. Губкина, Москва, Россия

2Независимый исследователь, Москва, Россия

рассмотрены основные виды CRM-моделей (Capacitance Resistive Model). Преимуществом CRM-моделей 
перед другими типами моделей является исключение из рассмотрения пластового давления, информация о ко-
тором обычно носит несистемный, разрозненный, а часто и недостоверный характер. особое внимание в работе 
уделено многослойным CRM-моделям, описывающим поток в слоистых пластах. По литературным данным 
описаны три модели, наиболее близкие к предлагаемой в данной работе. 

Предложена авторская модель взаимодействия скважин при заводнении нефтяного пласта с двойной прони-
цаемостью (частный случай слоисто-неоднородного пласта) в рамках концепции CRM-моделирования. отличия 
предлагаемой модели от моделей других авторов состоят в следующем: 1) модель учитывает возможные перетоки 
между слоями за счет вертикальной фильтрации поперек напластования; 2) модель учитывает двухфазный харак-
тер фильтрации при заводнении, благодаря использованию дифференциального уравнения сохранения объема 
воды в пластовых условиях, такой подход является наиболее точным и физически обоснованным; 3) дифферен-
циальные уравнения модели решаются с помощью численных методов; 4) рассматривается система, состоящая 
из двух слоев с разными фильтрационно-емкостными свойствами.

Проведено тестирование предложенного подхода на модельных и фактических данных. В модельном при-
мере при сравнении различных показателей разработки, рассчитанных с помощью CRM-модели и с помощью 
гидродинамического симулятора, коэффициент детерминации составляет не менее 0.9. Это является хорошим 
результатом и говорит о высоком уровне совпадения кривых. В фактическом примере при сравнении рассчитан-
ных с помощью CRM-модели и фактических показателей разработки коэффициент детерминации составляет 
не менее 0.7. Это, как и в предыдущем случае, является хорошим результатом для фактических данных и говорит 
о высоком уровне совпадения расчетных и фактических кривых.

Ключевые слова: взаимодействие скважин, интерференция скважин, двуслойная CRM-модель, 
ML-CRM-модель
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Введение
CRM-модель (Capacitance Resistive Model) или ем-

костно-резистивная модель – это математическая модель, 
описывающая интерференцию скважин в пласте с исполь-
зованием уравнений двух видов: уравнения сохранения 
объема жидкости (обычно в пластовых условиях), отвеча-
ющего за «емкость» (C), и уравнения притока к скважине, 
отвечающего за сопротивление (R). емкостное уравнение 
является видом уравнения материального баланса и запи-
сывается в предположении фильтрации слабосжимаемой 
жидкости в упругом пласте. В качестве уравнения притока 
обычно используют формулу Дюпюи или ее аналог в за-
висимости от конструкции скважины. Как правило, задача 
рассматривается в однофазной постановке. В зависимости 
от размеров рассматриваемого в емкостном уравнении 

объема пласта и учета различных физических явлений 
выделяют несколько видов CRM-моделей:

1. CRMT – Capacitance Resistive Model (Total Field) – 
для всех скважин рассматривается один поровый объем 
(Данько и др., 2019; ручкин и др., 2018; Holanda et al., 
2018; Sayarpour, 2008; Sayarpour et al., 2008; Sayarpour et 
al., 2009; Sayarpour et al., 2010).

2. CRMP – Capacitance Resistive Model (Producer-
injectors) – у каждой добывающей скважины свой дрени-
руемый поровый объем. Нагнетательная скважина влияет 
на поровые объемы одной или нескольких добывающих 
скважин (ручкин и др., 2018; Lasdon et al., 2017; Holanda 
et al., 2018; Sayarpour, 2008; степанов, Поспелова, 2019; 
Olenchikov, Posvyanskii, 2019; Sayarpour et al., 2009; 
Sayarpour et al., 2010).

3. CRMIP – Capacitance Resistive Model (Injector-
Producer Pair) – отдельно рассматриваются общие поровые 
объемы каждой пары взаимодействующих скважин – 
добывающая и нагнетательная (Хатмуллин и др., 2018; 
Holanda et al., 2018; Sayarpour, 2008; Sayarpour et al., 2009).

Оригинальная статья 
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4. CRM Omega – Capacitance Resistive Model (Omega) – 
модификация CRMIP с учетом поправок на продуктив-
ность при пусках и остановках скважин для учета неста-
ционарности потока (Хатмуллин и др., 2018).

5. CRMs – Capacitance Resistive Model (simulator) – 
каждая скважина (как добывающая, так и нагнетательная) 
имеет свой поровый объем. Поровые объемы взаимодей-
ствуют. есть учет двухфазного потока нефть – вода и ак-
вифера. учитывается нестационарный приток при пусках 
и остановках. Используется численное решение диффе-
ренциальных уравнений (Olenchikov, Posvyanskii, 2019).

6. CRM-Block – Capacitance Resistive Model (Blocks in 
series) – расширение моделей CRMT или CRMIP для повы-
шения детальности расчетов. общий дренируемый объем 
взаимодействующих скважин разделяется на несколько 
блоков, выстроенных в линию с последовательным 
перетоком жидкости из одного в другой. В результате 
получается квазидвумерная модель (Holanda et al., 2018; 
Sayarpour, 2008).

7. ML-CRM – Capacitance Resistive Model (Multi-Layer 
in parallel) – многопластовая модель, предполагающая 
вскрытие парой взаимодействующих скважин нескольких 
изолированных друг от друга пропластков (Holanda et al., 
2018; степанов и др., 2021; Azadeh Mamghaderi, Peyman 
Pourafshary, 2013; Seng Wang et al., 2023).

8. CRMT-M, CRMP-M и CRMIP-M – Capacitance 
Resistive Model (Total field – Modified), Capacitance 
Resistive Model (Producer-injectors – Modified) и Capacitance 
Resistive Model (Injector-Producer Pair – Modified) – моди-
фикация моделей CRMT, CRMP и CRMIP для случая на-
личия в пласте системы газ – нефть (Yousefi et al., 2019; 
Sayarpour, 2008).

Преимуществом CRM-моделей перед полномасштаб-
ными дискретными численными гидродинамическими 
моделями является относительная простота и, как след-
ствие, многократно более высокая скорость вычислений. 
Это позволяет легко использовать CRM-модели в повсед-
невной практике как для анализа и контроля разработки, 
так и для решения оптимизационных задач. 

Преимуществом CRM-моделей перед другими типами 
моделей является исключение из рассмотрения пластового 
давления, информация о котором обычно носит несистем-
ный, разрозненный, а часто и недостоверный характер. 
с ухудшением качества разрабатываемых запасов, наблю-
даемым в россии, на практике количество определений 
пластового давления методами восстановления и падения 
забойного давления неуклонно снижается. Это связано 
с тем, что такие виды исследований в низкопроницаемых 
коллекторах и в коллекторах, насыщенных высоковязкой 
нефтью, требуют остановки скважин на длительный пе-
риод, что приводит к большим потерям в добыче нефти. 
В подобных случаях на практике преобладают прибли-
женные методы, позволяющие оценить, но не определить 
пластовое давление.

Настоящая работа посвящена моделированию взаи-
модействия скважин при заводнении нефтяного пласта 
с двойной проницаемостью (слоисто-неоднородный 
пласт) в рамках CRM-концепции, поэтому рассмотрим 
подробнее модели типа ML-CRM.

В монографии (степанов и др., 2021) рассмотрена 
модель ML-CRM в приближении укрупненных скважин, 

т.е. обобщена на случай многослойной системы модель 
CRMT. Это довольно грубый подход, поэтому он для нас 
не очень интересен, но его следует упомянуть, как редкую 
публикацию на тему ML-CRM на русском языке.

В работе (Azadeh Mamghaderi, Peyman Pourafshary, 
2013) подход CRM к моделированию однослойного кол-
лектора расширен для моделирования слоистого коллекто-
ра. В этой модели учитывается переток между пластами. 
На первом этапе вычислений авторами предлагается 
пренебрегать эффектами перетока, чтобы получить перво-
начальное решение и оценить коэффициенты модели, 
что позволяет увеличить скорость вычислений и перейти 
к более надежным ответам. В дальнейшем уравнения 
предложенной модели модифицируются для учета пере-
тока. утверждается, что при таком подходе сходимость 
решения происходит быстрее. Далее результаты разрабо-
танной модели объединяются с моделью двухфазного по-
тока и представляются в виде кривых зависимости добычи 
жидкости или нефти от времени для каждой скважины 
в каждом слое отдельно.

В работе (Seng Wang et al., 2023) предлагается много-
слойная CRM-модель для определения межскважинной 
связи внутри каждого слоя с использованием неполных 
знаний о профилях закачки или добычи. Все известные 
профили вводятся в модель напрямую, тогда как неиз-
вестные профили других скважин оцениваются путем 
сопоставления с историческими данными добычи. 
На основе нейронной сети типа «Долгая краткосрочная 
память» (LSTM – Long short-term memory) в (Seng Wang 
et al., 2023) предлагается метод определения связности 
скважин с учетом остановки скважины. Модель решается 
путем объединения эволюционного алгоритма биогеогра-
фии (BBO – Biogeography-based optimization) и регрессии 
методом наименьших квадратов.

Наиболее близким аналогом предлагаемой в насто-
ящей статье модели является модель, рассмотренная 
в (Holanda et al., 2018). она, в свою очередь, основана 
на развитии классической CRMP-модели вида:

  (1)

где qi(t) и pw,i(t) – дебит жидкости и забойное давление 
i-ой добывающей скважины; t – время; Ni – количество 
нагнетательных скважин, влияющих на i-ую добыва-
ющую; fij – коэффициент влияния j-ой нагнетательной 
скважины на i-ую добывающую (доля воды, закачиваемой 
в j-ую нагнетательную скважину, приходящаяся на i-ую 
добывающую); wj(t) – расход закачиваемой воды в j-ую 
нагнетательную скважину; τi – константа времени; PIi, ct,i 
и Vp,i – коэффициент продуктивности по жидкости, сум-
марная сжимаемость системы пласт – флюид и поровый 
объем, дренируемый i-ой добывающей скважиной; Mj – 
количество добывающих скважин, на которые влияет j-ая 
нагнетательная скважина.

Здесь и далее все уравнения записываются в пластовых 
условиях.

специфические параметры CRM-моделей, например 
такие, как fij, ti и PIi, определяются при решении обратной 
задачи в процессе адаптации моделей.
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ML-CRM в работе (Holanda et al., 2018) записана 
на основании уравнения (1), составленного для каждого 
k-ого слоя без учета перетоков между слоями в пределах 
пласта, но с учетом перетоков между слоями через ствол 
скважины:

(2)
где qp,i,k(t) – дебит жидкости k-ого слоя i-ой скважины 
с учетом перетоков в другие слои через ствол скважины 
(кажущийся дебит слоя); f /

j,k – доля воды, закачиваемой 
в j-ую нагнетательную скважину, приходящаяся на k-ый 
слой; fij,k – доля воды, закачиваемой в k-ый слой через j-ую 
нагнетательную скважину, приходящаяся на поровый 
объем i-ой добывающей скважины; fp,i,k – доля дебита 
жидкости k-ого слоя в дебите жидкости i-ой добываю-
щей скважины; qi,k(t) – дебит i-ой скважины, приходя-
щийся на k-ый слой, без учета перетоков между слоями 
через ствол скважины; Qc,i,k(t) – переток жидкости из k-ого 
слоя в другие слои через ствол i-ой добывающей скважи-
ны; Nk – количество слоев.

работы других авторов, приведенные выше, имеют 
следующие недостатки, устранению которых посвящена 
настоящая статья.

1. Не учитываются перетоки жидкости между слоями не-
посредственно в пласте перпендикулярно напластованию. 

2. При моделировании двухфазной фильтрации ис-
пользуется эмпирический подход, слабо учитывающий 
влияние изменения режимов работы нагнетательных 
скважин на характер обводнения.

Материалы и методы
Математическая модель
рассмотрим авторскую модель взаимодействия сква-

жин при заводнении нефтяного пласта с двойной про-
ницаемостью (слоисто-неоднородный пласт) в рамках 
концепции CRM-моделирования. 

реальные нефтяные пласты обычно имеют более 
двух пропластков. однако из теории упругого режима 
фильтрации и практики гидродинамических исследо-
ваний скважин известно, что в большинстве случаев 
для моделирования упругой фильтрации достаточно двух 
слоев. Поэтому в статье рассмотрена модель двуслойного 
пласта. В теории гидродинамических исследований сква-
жин модель двуслойного пласта с перетоками называют 
моделью двойной проницаемости. В практике численного 
моделирования разработки нефтяных месторождений 
под моделью двойной проницаемости понимают другое – 
модификацию модели двойной пористости. В этой статье 
мы будем придерживаться терминологии, принятой в об-
ласти гидродинамических исследований скважин.

отличия предлагаемой модели от моделей других 
авторов состоят в следующем.

1. Модель учитывает возможные перетоки между 
слоями за счет вертикальной фильтрации поперек 
напластования.

2. Модель учитывает двухфазный характер фильтрации 
при заводнении, благодаря использованию дифференци-
ального уравнения сохранения объема воды в пластовых 
условиях. Такой подход является наиболее точным и фи-
зически обоснованным.

3. Дифференциальные уравнения модели решаются 
с помощью численных методов.

4. рассматривается система, состоящая из двух слоев 
с разными фильтрационно-емкостными свойствами.

Будем считать, что в каждом слое у каждой добываю-
щей скважины есть свой дренируемый поровый объем. 
Каждая нагнетательная скважина влияет на поровые 
объемы одной или нескольких добывающих скважин. 
Таким образом, предлагаемая модель является обобще-
нием модели CRMP на случай двух слоев с перетоками.

Запишем систему уравнений CRM-модели, описы-
вающую работу добывающей скважины в двухслойном 
пласте в рамках концепции CRMP:

 (3)

 (4)

 (5)

 (6)

 (7)

 (8)
где pi,k(t), k = 1, 2 – среднее пластовое давление в объеме 
дренирования i-ой скважины; qi,12(t) – переток жидкости 
из первого слоя во второй за счет вертикальной филь-
трации поперек напластования; PIi,12 – соответствующий 
коэффициент перетока; fij,k – доля воды, закачиваемой 
в пласт через j-ую нагнетательную скважину, приходя-
щаяся на поровый объем k-ого слоя i-ой добывающей 
скважины, коэффициент переопределен по сравнению 
с используемым в формуле (2); остальные обозначения 
соответствуют обозначениям, приведенным к формулам 
(1) и (2).

Выразив из (5) среднее пластовое давление pi,k(t), 
получим:

 (9)
Продифференцируем (9) по времени:

 
(10)

сложим (3) и (4):

   (11)

Подставим (10) в (11), проведя алгебраические 
преобразования:

(12)
Из (7) следует:

 (13)

Подставим (13) в (12) и получим дифференциальное 
уравнение для забойного давления pw,i(t) или дебита 
жидкости qi(t):
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(14)
Подставим (10) в (3):

(15)
Подставим (9) в (6):

 (16)

Выразим qi,2(t) из (7) и подставим в (16), проведя ал-
гебраические преобразования:

  
(17)

Подставим (17) в (15) и, проведя алгебраические 
преобразования, получим дифференциальное уравнение 
для дебита жидкости первого слоя qi(t):

 
(18)

Для решения дифференциальных уравнений (14) и (18) 
нужно задать начальные условия для дебита жидкости 
и забойного давления.

Будем решать уравнения (14) и (18) с помощью чис-
ленных методов.

Явный метод решения для уравнения (14):
– относительно дебита скважины по жидкости

 (19)

– относительно забойного давления

 
(20)

где n – номер шага по времени, Δt – размер шага 
по времени.

Явный метод решения для уравнения (18):

  (21)

системы уравнений в конечных разностях (19) и (21) 
или (20) и (21), которые можно использовать для реше-
ния системы дифференциальных уравнений (14) и (18), 
следует дополнить соотношением:

 (22)
Неявный метод решения уравнений (14) и (18):

  (23)

  
(24)

Аналогичную систему уравнений можно записать 
для j-ой нагнетательной скважины.

Тогда в общем случае получаем систему линейных ал-
гебраических уравнений (сЛАу) относительно перемен-
ных qi(t) или pw,i(t), wj(t) или pw,j(t), qi,k(t) и wj,k(t) для k = 1, 2, 
состоящую из 2(Nprod + Ninj) уравнений, где Nprod – общее 
количество добывающих скважин, а Ninj – общее количе-
ство нагнетательных скважин.

Явный метод решения уравнения для давления являет-
ся условно устойчивым и требует контроля шага по вре-
мени для обеспечения устойчивости решения. 

Полностью неявный метод является безусловно 
устойчивым. однако все равно необходимо вводить огра-
ничения на шаг по времени, например, для уменьшения 
погрешности дискретизации.

Перейдем к расчетам обводнения. Для этого запишем 
дифференциальное уравнение сохранения объема воды 
в пластовых условиях для отдельной скважины в пред-
положении упругого пласта и малой сжимаемости воды:

(25)

где знак плюс берется для второго слоя (k = 2), а знак 
минус – для первого (k = 1), Vw,i,k – объем воды в зоне 
дренирования i-ой скважины в k-ом слое, qw,i,k(t) – дебит 
воды i-ой скважины в k-ом слое, Fi,12(t) – доля воды в по-
токе из одного слоя в другой.

с другой стороны, в заданных условиях объем воды 
в отдельном слое можно определить способом, описанным 
в работе (Афанаскин, 2016). обобщим формулу из этой 
работы на случай двуслойного пласта:

(26)

где Vp,i,k – поровый объем (объем дренирования) i-ой сква-
жины в k-ом слое, cr,i,k – сжимаемость породы в объеме дре-
нирования i-ой скважины в k-ом слое, cw – сжимаемость 
воды, si,k(t) – водонасыщенность в объеме дренирования 
i-ой скважины в k-ом слое.

Приравнивая выражения (25) и (26), после некоторых 
преобразований получим дифференциальное уравнение 
для водонасыщенности:

 

 
k = 1, 2. (27)

Подставим (10) в (27) и воспользуемся явным числен-
ным методом:

  

 
k = 1, 2. (28)

Доля воды в потоке из одного слоя в другой определя-
ется методом «вверх по потоку»:

 
(29)

где Fi,1
n и Fi,2

n – доля воды в потоке в слое 1 и 2 соответ-
ственно, т.е. функция Бакли – Леверетта (Басниев и др., 
1993), которая вычисляется как:

 
(30)

где krα,i,k
n (α = o, w и k = 1, 2) – относительная фазовая про-

ницаемость фазы α, являющаяся однозначной заданной 
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функцией давления; µα (α = o, w) – динамическая вязкость 
фазы α.

Дебиты по фазам рассчитываются следующим 
образом:

 

 (31)

Явный метод решения уравнения для насыщенности 
является условно устойчивым и требует контроля шага 
по времени для обеспечения устойчивости решения. 
Насыщенность на новом шаге по времени рассчитывается 
после расчета давления.

При расчете давления изменение суммарной сжимае-
мости системы пласт-флюид в результате изменения на-
сыщенности не учитывается. При расчете насыщенности 
учитываются сжимаемости пласта и флюида.

Модель калибруется на данные промыслово-геофизи-
ческих исследований (ПГИ) и историю разработки. В от-
сутствие данных ПГИ в качестве нулевого приближения 
можно использовать данные численного моделирования 
из гидродинамических симуляторов (в этом случае нужно 
знать длительную историю обводнения с отражением 
на ней послойного обводнения).

Полученная модель легко обобщается на случай 
переменного по времени коэффициента продуктивности 
по жидкости. Это может понадобиться при переменном 
скин-факторе или в случае, когда коэффициент продуктив-
ности существенно зависит от обводненности.

результаты
Тестирование на модельных данных
рассмотрим применение предложенной модели на мо-

дельных данных. Преимуществом модельных данных 
является тот факт, что мы достоверно знаем как исходные 
данные (параметры пласта, скважин и жидкостей), так 
и все показатели разработки. Для получения модельных 
данных использовался трехмерный гидродинамический 
симулятор tNavigator компании RFD (россия). Модель 
двухфазная – нефть и вода.

В модельном примере рассматривается взаимодей-
ствие четырех скважин – двух добывающих (P1 и P2) 
и двух нагнетательных (I1 и I2), рис. 1. Изучаются по-
казатели разработки двух добывающих скважин.

Параметры гидродинамической модели:
1. Количество ячеек по осям X х Y х Z – 20 х 20 х 2 шт.
2. размеры ячеек по осям X х Y х Z – 25 х 25 х 10 м.

3. Глубина кровли пласта – 2859.3 м.
4. Начальное пластовое давление и температура 

(на кровле пласта) – 285.9 бар и 92.2 °с.
5. Проницаемость верхнего слоя – 100 мД.
6. Проницаемость нижнего слоя – 10 мД.
7. Пористость – 0.18 д.ед.
8. Коэффициент вертикальной анизотропии проница-

емости – 0.1 д.ед.
9. свойства воды: объемный коэффициент – 1.02 м3/ м3, 

вязкость – 0.33 мПа·с, сжимаемость – 4.1·10-5 1/бар.
10. свойства нефти: объемный коэффициент – 

1.162 м3/ м3, вязкость – 0.62 мПа·с, сжимаемость – 
1.3·10-4 1/бар, газосодержание – 73.4 м3/м3, давление 
насыщения – 98.2 бар.

11. сжимаемость пласта – 4.3·10-5 1/бар.
12. Начальная водонасыщенность – 0.34 д.ед.
13. относительные фазовые проницаемости приве-

дены на рис. 2.
14. скважины вскрывают оба слоя.
15. Добывающие скважины работают при заданном 

дебите жидкости (меняется один раз в месяц) и ограниче-
ны минимальным забойным давлением 98.2 бар, равным 
давлению насыщения.

16. Нагнетательные скважины работают при заданном 
постоянном забойном давлении 335.9 бар (начальное 
пластовое давление плюс 50 бар репрессии). 

17. срок разработки – 20 лет.
Дебит добываемой жидкости и расход закачиваемой 

воды приведены на рис. 3. Забойные давления в добы-
вающих скважинах приведены на рис. 4. Доля дебита 
жидкости из второго (низкопроницаемого) слоя приведена 
на рис. 5. обводненность продукции добывающих сква-
жин приведена на рис. 6.

Тестирование на фактических данных
рассмотрим использование предложенной модели 

на фактических данных. Это необходимо, поскольку 
в конечном счете нас интересует практическая приме-
нимость предлагаемой модели. очевидно, что точность 
расчетов на фактических данных должна быть меньше, 
чем на модельных. В разделе «обсуждение результатов» 
этот вопрос комментируется более подробно.

В качестве примера рассмотрим показатели разработ-
ки добывающих скважин №№ 484 и 499, вскрывающих 
пласт Ач3 одного из нефтяных месторождений Западной 
сибири. Будем также учитывать работу окружающих сква-
жин. Всего на пласт работает 50 скважин. Фильтрационно-
емкостные свойства пласта Ач3 в пределах водо-нефтяно-
го контакта (ВНК) представлены в табл. 1. Коэффициент 
анизотропии вертикальной проницаемости принят 0.1 д.
ед. В качестве примера распределения проницаемости 
и пористости по толщине пласта на рис. 7 приведено 
распределение в районе скважины № 484.

Залежь нефти пластового типа тектонически огра-
ничена с двух сторон. Коллектор терригенный. уровень 
ВНК – 2891 м. Начальное пластовое давление на ВНК – 
255 бар. Начальная пластовая температура, свойства 
нефти и воды совпадают с описанными в предыдущем 
разделе «Тестирование на модельных данных». 

Изучаемая скважина № 484 находится в центральной 
части ловушки, окружена добывающими скважинами Рис. 1. Расположение скважин и границ в модельном примере
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Рис. 2. Относительные фазовые проницаемости по воде (krw) и нефти (kro), обводненность (fw), как функции водонасыщенности 
в модельном примере

Рис. 3. Дебит добываемой жидкости и расход закачиваемой воды в модельном примере

Рис. 4. Забойное давление в добывающих скважинах в модельном примере
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№№ 482, 485, 487, 494, 495, 496 и водонагнетательными 
скважинами № 66 и 480 (рис. 8).

Изучаемая скважина № 499 находится в краевой зоне, 
окружена добывающими скважинами №№ 481, 483, 498, 
774 и водонагнетательной скважиной № 486 (рис. 9).

относительные фазовые проницаемости приведены 
на рис. 10. История работы исследуемых скважин и их 
окружения приведена на рис. 11 и 12. Забойные давле-
ния в добывающих скважинах приведены на рис. 13. 
обводненность продукции добывающих скважин при-
ведена на рис. 14.

Обсуждение результатов
В модельном примере дебиты жидкости добывающих 

скважин были получены с помощью генератора случай-
ных чисел (рис. 3). Нагнетательные скважины работают 
при заданном постоянном забойном давлении. При этом 
расчетный расход закачиваемой воды в этих нагнета-
тельных скважинах изменяется периодическим (регуляр-
ным) образом. Это объясняется тем, что они реагируют Рис. 7. Распределение проницаемости и пористости по толщи-

не пласта в районе скважины № 484 в фактическом примере

Рис. 5. Доля дебита жидкости из второго (низкопроницаемого) слоя в модельном примере

Рис. 6. Обводненность продукции добывающих скважин в модельном примере
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на изменение дебита жидкости добывающих скважин 
в результате интерференции (рис. 3). 

Каждая нагнетательная скважина один раз за исто-
рию разработки останавливается на несколько месяцев 
для внесения более существенной нестационарности 
в показатели разработки и создания сложной гидродина-
мической картины потоков в пласте (рис. 3).

На рис. 4 приведены забойные давления в добываю-
щих скважинах, рассчитанные с помощью трехмерного 
гидродинамического симулятора и предлагаемой CRM-
модели. Видно хорошее совпадение кривых: для скважи-
ны P1 получен коэффициент детерминации R2 = 0.9780, 
а для скважины P2 – R2 = 0.9846 (коэффициент детерми-
нации R2 – доля дисперсии зависимой переменной, объ-
ясняемая принятой моделью).

Доля дебита жидкости из второго (низкопроницаемо-
го) слоя в модельном примере, полученная с помощью 
CRM-модели, имеет большие колебания, чем рассчи-
танная с помощью симулятора (рис. 5). однако видно 
хорошее совпадение кривых, полученных с помощью 
симулятора и CRM-модели: для скважины P1 получен 
коэффициент детерминации R2 = 0.9841, а для скважины 
P2 – R2 = 0.9822.

В модельном примере обводненность продукции до-
бывающих скважин, полученная с помощью CRM-модели, 
хорошо согласуется с обводненностью, рассчитанной 
с помощью симулятора (рис. 6). Для скважины P1 получен 
коэффициент детерминации R2 = 0.9621, а для скважины 
P2 – R2 = 0.9259.

В результате получаем, что в модельном примере 
при сравнении различных показателей разработки, 

Рис. 8. Расположение скважин в фактическом примере, район 
скважины № 484

Рис. 9. Расположение скважин и границ в фактическом при-
мере, район скважины № 499

Рис. 10. Относительные фазовые проницаемости по воде (krw) и нефти (kro), обводненность (fw), как функции водонасыщенности 
в фактическом примере

Табл. 1. Фильтрационно-емкостные свойства пласта Ач3 в пределах ВНК

Параметр Минимальное 
значение 

Максимальное 
значение Среднее Стандартное 

отклонение 
Проницаемость, мД 2 508 62 85 
Пористость, д.ед. 0.01 0.21 0.17 0.02 
Доля коллектора, д.ед. 0.03 1.00 0.65 0.22 
Начальная нефтенасыщенность, д.ед. 0.00 0.70 0.52 0.11 
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Рис. 12. История работы скважины № 499 и окружающих ее скважин, фактический пример

Рис. 11. История работы скважины № 484 и окружающих ее скважин: А) скв. №№ 66, 482, 484, 485; Б) скв. №№ 480, 484, 495, 496, 
фактический пример
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Рис. 13. Забойное давление в добывающих скважинах в фактическом примере

Рис. 14. Обводненность продукции в добывающих скважинах в фактическом примере

рассчитанных с помощью CRM-модели и с помощью 
гидродинамического симулятора, коэффициент детерми-
нации R2 составляет не менее 0.9. Это является хорошим 
результатом и говорит о высоком уровне совпадения 
кривых, рассчитанных двумя указанными способами.

Модель хорошо учитывает возможные перетоки между 
слоями за счет вертикальной фильтрации поперек напла-
стования, что следует из наличия скачка на рис. 5. скачок 
доли дебита жидкости из слоя 2 (низкопроницаемого) 
на рис. 5 связан с перераспределением жидкости между 
слоями при остановке закачки воды в скважину I1 и па-
дением забойного давления в добывающих скважинах. 
При этом пластовые давления в слоях не равны из-за не-
равномерной выработки. остановка нагнетательной сква-
жины I2 уже не дает скачка, но меняет крутизну тренда. 
Также на рис. 5 приведен переток жидкости из первого 
слоя во второй. Видно, что на самом деле большую часть 
времени жидкость перетекает из второго слоя в первый. 
Из рисунка видно, что 10 % дебита второй слой отдает 
непосредственно через стенку скважины, и еще 6 % 

добывается за счет перетока жидкости поперек напласто-
вания из второго слоя в первый. Всего второй слой дает 
16 % дебита жидкости.

В фактическом примере рассмотрены две добывающие 
скважины, расположенные в разных зонах продуктивного 
пласта реального нефтяного месторождения. При расче-
тах показателей разработки учтено влияние ближайших 
окружающих скважин. 

На рис. 13 приведены фактические и рассчитанные 
с помощью предлагаемой CRM-модели забойные давле-
ния в добывающих скважинах. Видно хорошее совпадение 
кривых: для скважины № 484 получен коэффициент детер-
минации R2 = 0.9884, а для скважины № 499 – R2 = 0.9894.

В фактическом примере обводненность продук-
ции добывающих скважин, полученная с помощью 
CRM-модели, хорошо согласуется с фактической об-
водненностью (рис. 14). Для скважины № 484 получен 
коэффициент детерминации R2 = 0.7845, а для скважины 
№ 499 – R2 = 0.8095.
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В результате получаем, что в фактическом примере 
при сравнении рассчитанных с помощью CRM-модели 
и фактических показателей разработки коэффициент де-
терминации R2 составляет не менее 0.7 (здесь специально 
применено округление в меньшую сторону). Это является 
хорошим результатом для фактических данных и говорит 
о высоком уровне совпадения расчетных и фактических 
кривых.

рассматривая оба примера вместе, можно сделать сле-
дующий вывод: в результате тестирования на фактических 
данных ожидаемо получены коэффициенты детерминации 
меньше, чем при тестировании на модельном примере. 
Это вызвано многими причинами, главные из них – по-
грешности в определении свойств пласта и флюидов, по-
грешности при замерах показателей разработки, влияние 
сложных нелинейных процессов, многие из которых от-
сутствуют в гидродинамических моделях и CRM-моделях, 
сложность геологического строения, влияние неоднород-
ности пласта и др.

Заключение
В работе предложена модель взаимодействия скважин 

при заводнении слоисто-неоднородного нефтяного пла-
ста в рамках концепции CRM-моделирования. отличия 
предлагаемой модели от моделей других авторов состоят 
в следующем. 

1. Благодаря учету механизма вертикальной фильтра-
ции модель принимает во внимание внутрипластовые 
перетоки между слоями.

2. с помощью дифференциального уравнения сохра-
нения объема воды моделируется процесс двухфазной 
фильтрации, развивающийся при заводнении. Это делает 
принятый в работе подход к учету двухфазного характера 
потока жидкости в пласте наиболее точным и физически 
обоснованным.

3. Для решения дифференциальных уравнений модели 
применяются численные методы.

4. Продуктивный нефтяной пласт в модели пред-
ставлен системой, состоящей из двух слоев, облада-
ющих различными фильтрационными и емкостными 
характеристиками.

рассмотрены два метода решения системы уравнений.
1. Полностью явный метод решения уравнений 

для давления и насыщенности является условно устойчи-
вым и требует контроля шага по времени для обеспечения 
устойчивости решения. 

2. Неявный по давлению и явный по насыщенности 
метод также является условно устойчивым, но позволяет 
использовать большие шаги по времени.

Проведено тестирование предложенной модели 
на фактических и модельных (полученных с помощью 
трехмерного гидродинамического симулятора) данных.

В модельном примере при сравнении различных по-
казателей разработки, рассчитанных с помощью CRM-
модели и с помощью гидродинамического симулятора, 
коэффициент детерминации R2 составляет не менее 0.9. 
Это является хорошим результатом и говорит о высоком 
уровне совпадения кривых, рассчитанных двумя указан-
ными способами.

В фактическом примере при сравнении рассчитанных 
с помощью CRM-модели и фактических показателей 
разработки коэффициент детерминации R2 составляет 
не менее 0.7. Это является хорошим результатом для фак-
тических данных и говорит о высоком уровне совпадения 
расчетных и фактических кривых.

По результатам тестирования можно рекомендовать 
предлагаемую модель для практического использования 
при изучении взаимодействия скважин в процессе заво-
днения слоисто-неоднородного нефтяного пласта в рамках 
концепции CRM-моделирования.
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abstract. The main types of CRM models (Capacitance 
Resistive Model) are considered. The advantage of CRM 
models over other types of models is the exclusion from 
consideration of reservoir pressure, information about which 
is usually unsystematic, scattered, and often unreliable. 
Particular attention in the work is paid to ML-CRM models 
that describe flow in layered formations. According to the 
literature, three models are described that are closest to the 
proposed one in this paper.

The author’s model of interaction between wells during 
waterflooding of an oil reservoir with double permeability 
(layered heterogeneous reservoir) is proposed within the 
framework of the CRM modeling concept. Differences of the 
proposed model from models of other authors: 1) the model 
takes into account possible flows between layers due to vertical 
filtration across the bedding; 2) the model takes into account 
the two-phase nature of filtration during waterflooding, thanks 
to the use of a differential equation for the conservation 
of water volume in reservoir conditions, this approach is 
the most accurate and physically justified; 3) differential 
equations of the model are solved using numerical methods; 
4) a system consisting of two layers with different filtration 
and capacitance properties is considered.

The proposed model was tested on model and actual data. 
In the model example, when comparing various development 

indicators calculated using the CRM model and using a 
hydrodynamic simulator, the coefficient of determination is 
at least 0.9. This is a good result and indicates a high level 
of coincidence of the curves. In the actual example, when 
comparing those calculated using the CRM model and actual 
development indicators, the coefficient of determination is 
at least 0.7. This is also a good result for the actual data and 
indicates a high level of agreement between the calculated 
and actual curves.

Keywords: well interaction, well interference, two-layer 
CRM model, ML-CRM model
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Оценка пространственного распределения петрофизических 
свойств осадочных толщ многомерными сплайнами 

В.В. Лапковский1, В.А. Конторович1, К.И. Канакова1,2*, С.Е. Пономарева1,2, Б.В. Лунёв1
1Институт нефтегазовой геологии и геофизики им. А.А.Трофимука СО РАН, Новосибирск, Россия

2Новосибирский государственный университет, Новосибирск, Россия

В работе рассмотрена возможность применения многомерных аппроксимирующих и регрессионных сплайнов 
как с учетом пространственно привязанных данных прямых наблюдений, так и с использованием каротажных 
кривых, статистически связанных с моделируемыми переменными для оценки пространственной изменчивости 
свойств в осадочных толщах. За счет использования косвенных данных удается существенно снизить погреш-
ность прогноза. Прогноз может строиться как для отдельных скважин, так и для межскважинного простран-
ства, что позволяет создавать геологические разрезы прогнозируемых свойств и 3D-модели их распределения. 
Для доказательства эффективности рассматриваемого подхода проведены численные эксперименты на данных 
из стратиграфического диапазона георгиевской и васюганской свит Казанского месторождения на юго-востоке 
Западной сибири. сравнение полученного прогноза с реальными, неизвестными при его выполнении, значе-
ниями моделируемой переменной показало высокое качество модели с коэффициентами детерминации до 0,9.

Ключевые слова: петрофизический прогноз, каротаж, многомерные сплайны, регрессионные сплайны, 
трехмерные модели, геофизические программные комплексы

Для цитирования: Лапковский В.В., Конторович В.А., Канакова К.И., Пономарева с.е., Лунёв Б.В. (2024). 
оценка пространственного распределения петрофизических свойств осадочных толщ многомерными сплайнами. 
Георесурсы, 26(3), c. 175–183. https://doi.org/10.18599/grs.2024.3.18

* ответственный автор: Ксения Игоревна Канакова
e-mail: kanakovaki@ipgg.sbras.ru
© 2024 Коллектив авторов 
Контент доступен под лицензией Creative Commons Attribution 4.0 

License (https://creativecommons.org/licenses/by/4.0/)

Введение
Петрофизические свойства осадочных пород опреде-

ляются, как правило, для отдельных скважин, и только 
точечно, где поднят керн. основными характеристика-
ми, описывающими эти свойства, являются пористость, 
проницаемость, плотность породы. Прямых измерений 
может быть недостаточно для создания качественных 
пространственных моделей распределения свойств оса-
дочных толщ. В таком случае приходится привлекать 
косвенную информацию, получаемую с помощью каро-
тажа или в результате интерпретации сейсмических дан-
ных. Использование косвенных данных возможно, если 
удается выявить зависимости моделируемого параметра 
от других измеренных переменных. если для примера 
рассмотреть определение пористости по данным карота-
жа, то для решения этой задачи известен ряд подходов. 
В классической работе (Головацкая и др., 1984) рас-
смотрены возможности оценки пористости по данным 
плотностного гамма-гамма- (ГГК-П), нейтронного (НК) 
и акустического (DTp) каротажа, а также совместное 
использование ГГК-П и НК. В методических рекоменда-
циях по подсчету геологических запасов (Методические 

рекомендации…, 2003) приведены также зависимости 
для вычисления пористости по данным электрического 
и электромагнитного каротажа и метода, использующего 
эффект ядерно-магнитного резонанса. Известно большое 
количество работ, в которых пористость определяется 
на основе многомерных статистических зависимостей 
или с использованием обучаемых нейронных сетей. В не-
которых работах сеть настолько близко воспроизводит 
данные реальных измерений, что коэффициент детерми-
нации между прогнозными и измеренными величинами 
достигает 0,9999 (Wood, 2020). Подобный результат, 
скорее всего, свидетельствует о переобученности сети, 
он не может служить мерой качества прогноза. Примером 
успешного корректного применения рекуррентной ней-
ронной сети к прогнозированию пористости по комплексу 
из 10 видов каротажа служит, например, работа китайских 
ученых (Yu еt al., 2023). Во многих публикациях прогноз 
пористости осуществляется благодаря интерпретации 
сейсмических данных (Безходарнов и др., 2021; Liu et 
al., 2023). Наиболее часто пористость и другие фильтра-
ционно-емкостные свойства оцениваются по результатам 
акустической инверсии (Boer et al., 1999; Шаповалов и др., 
2023; Su еt al., 2023). 

Для объединения в общую модель различных оценок, 
полученных по разным данным и имеющих разные по-
грешности, могут использоваться несколько подходов. 
Может быть построена многомерная регрессионная за-
висимость, в которой данные с разными погрешностями 
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будут учитываться с разными весами. однако в таком 
случае возникает вопрос: как определить эти веса, кото-
рые, очевидно, должны зависеть от погрешности оценок. 
Другой подход к объединению разнородной информации 
основан на использовании кокригинга. Кокригинг приме-
нялся при создании моделей пористости, учитывающих 
как скважинные данные, так и результаты сейсмической 
инверсии (Boer et al., 1999; Doyen, 2007). один из эффек-
тивных численных методов кокригинга – это колакаци-
онный кокригинг (Демьянов, савельева, 2010), который 
не требует вычисления кросс-ковариаций и учитывает 
данные по дополнительным переменным только в ближай-
ших окрестностях точек оценивания. Этот вид кригинга 
предполагает линейную связь ковариации основной пере-
менной с кросс-ковариацией. 

Целью настоящей работы является создание простран-
ственной модели петрофизичеких параметров на основе 
применения многомерных сплайнов с использованием 
как прямых наблюдений, так и косвенной информации. 
Последовательно решались задачи прогноза параметров 
вдоль траекторий скважин и в межскважинном простран-
стве. В отличие от колакационного кокригинга, многомер-
ные сплайны не накладывают ограничения на вид связи 
основной и дополнительных переменных. Кроме того, хотя 
теоретически, кокригинг позволяет одновременно учиты-
вать несколько дополнительных переменных, на практике 
из-за сложности метода используется только одна такая 
переменная. сплайны легко позволяют учитывать любое 
разумное число дополнительных переменных, в настоящей 
работе таких переменных было две – акустический каро-
таж и нейтронный каротаж. В работе не ставилась задача 
сравнения качества получаемых оценок с теми, которые 
возникают при кокригинге, однако построенная модель 
имеет довольно хорошее совпадение с контрольными зна-
чениями в скважинах, коэффициент детерминации с ними 
в некоторых скважинах достигал 0,9.

Метод
Для создания модели пространственного распреде-

ления петрофизических свойств нами использован один 
вид сплайнов, выраженный через радиально-базисные 
функции – RBF-сплайны (роженко, 2005). Модели стро-
ились в пространствах старших размерностей, а в них до-
статочно просто работать именно с этим видом сплайнов. 
В трехмерном евклидовом пространстве вертикальная 
координата, замеряющая глубину, была заменена на свя-
занную с ней стратиграфическую переменную, которая 
имеет одинаковые значения для всех стратиграфически 
эквивалентных точек. В геологическом моделировании 
так обычно поступают, чтобы пространственные рас-
пределения вычисляемых величин зависели от топологии 
слоистой толщи. Между заданными границами стратигра-
фическая переменная непрерывна. если требуется создать 
модель для толщ, имеющих несогласия или прилегания, 
то могут применяться специальные преобразования. 
Процесс создания стратиграфической модели в том чис-
ле с несколькими несогласиями был описан нами ранее 
(Лапковский и др., 2023).

Далее для зависимой переменной (в настоящей работе 
это прореженные значения ГГК-П) построена аппрок-
симация с помощью многомерных сплайнов. При этом 

сами радиальные базисные функции конструируются 
с использованием косвенных данных. если ставить за-
дачу построить модель для параметра z (это может быть 
пористость или плотность пород) и если z статистически 
связана с другими параметрами, например со значениями 
нейтронного или акустического каротажа, то эти виды 
каротажа могут использоваться для конструирования 
радиальных базисных функций. Это отчасти аналогично 
методу кокригинга при пространственном моделирова-
нии. смысл такой постановки возникает, если значения z 
известны для малого количества точек, а статистически 
связанные с ней переменные охарактеризованы суще-
ственно бóльшим числом данных.

Модель строилась на основе аппроксимирующих 
и регрессионных сплайнов. регрессионные сплайны 
используются в случае очень большого числа наблюде-
ний (десятки тысяч значений и более). регрессионная 
модель предполагает, что некоторая переменная пред-
ставляется как линейная комбинация базисных функций. 
Коэффициенты в уравнении при этих базисных функциях 
определяются методом наименьших квадратов, с помо-
щью которого минимизируется выражение

, (1)
где zi – наблюденные данные, δ(x) – уравнение регрессии.

обычно полагается, что все измерения равнозначны 
и имеют одинаковый вес. В случае, когда измерения учи-
тываются с разными весами, вместо (1) минимизируется 
выражение

, (2)
здесь wi  – вес, который соответствует i-му наблюдению.

В настоящей работе использована сплайн-регрессия 
(роженко, 2005; 2018), особенность которого состоит 
в том, что количество опорных узлов сплайна многократно 
меньше числа точек, в которых известны аппроксимируе-
мые значения. В общем случае опорные узлы могут даже 
не являться подмножеством точек с исходными данными. 
Применяемый сплайн имеет вид

, (3)

где G(s,t) = g(|s – t|) – радиальная функция, s = (s1,…,sn), 
ti = (ti,1,…,ti,n), i = 1,…,N, – опорные узлы сплайна 

в n-мерном пространстве ℝn,  – линейная ком-

понента сплайна, λi – коэффициенты при радиальных 
функциях. Коэффициенты λi в случае сплайн-регрессии 
находятся методом наименьших квадратов. сплайн-
регрессия отличается от обычной многомерной регрессии 
тем, что в ней используются радиальные функции, свя-
занные с набором опорных узлов, в то время как в обычной 
многомерной регрессии могут использоваться любые 
функции.

Вид сплайна зависит от выбора типа радиальных 
функций. В приведенных ниже примерах применялись 
наиболее простые из возможных – псевдолинейные 
сплайны (роженко, 2005).

Подтверждение эффективности модели
Приведем полученные нами на полуискусственном 

примере результаты, которые показывают, насколько 
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эффективно предлагаемое решение прогноза петрофи-
зических характеристик.

суть проведенного численного эксперимента состоит 
в следующем.

• рассмотрен один из методов каротажа, а именно 
ГГК-П, и принято, что это и есть интересующий 
параметр, для которого нужно построить модель 
его пространственного распределения. 

• удалены почти все значения ГГК-П из массива 
исходной информации. В данном эксперименте 
каротаж ГГК-П – это аналог параметра, значения 
которого можно установить, только подняв керн. 
соответственно, только эти части скважин и с ин-
тервалом 10 м между образцами использовались 
при вычислениях. Таким образом, при создании 
сплайна, который служит для моделирования про-
странственного распространения прогноза значений 
ГГК-П, в качестве прямых измерений использовано 
менее 1% имеющихся данных (исходный каротаж 
ГГК-П записан с шагом 0,1 м, а также учтены дан-
ные не всех скважин).

• остальные виды каротажа, для которых существуют 
статистически значимые связи с ГГК-П, использо-
вались в полном объеме. В качестве таких методов 
взяты акустический каротаж (DTp) и нейтронный 
каротаж по тепловым нейтронам (NKT1).

• Далее строили сплайн и сравнивали его значения 
с известными во всех точках измерениями ГГК-П 
во всех скважинах, включая контрольные, в которых 
«условный керн» не отбирался. результат сравнения 
является метрикой эффективности решения. 

Такой численный эксперимент хорош тем, что дает 
уверенность в качестве данных и их взаимной увязке 
в пространстве. если брать реальные каротажные изме-
рения и результаты аналитических анализов керна, то не-
избежно возникают сомнения в качестве привязки керна 
и каротажа по стволу скважины. Кроме того, довольно 
трудно оценить собственные ошибки аналитических 
определений пористости. Эти ошибки зависят от размеров 
анализируемых образцов и вызываются так называемым 

масштабным эффектом (Гурбатова, Михайлов, 2011; Lie, 
2019; Хасанов, Лоншаков, 2020). Кроме того, разные 
методики (по воде, по керосину, по гелию) могут приво-
дить к существенным расхождениям результатов, иногда 
достигающим десятков процентов абсолютных значений 
пористости (Гильманов, 2020). Тогда плохие результаты 
прогноза могут быть обусловлены как плохо работающим 
алгоритмом построения модели, так и ошибками совмеще-
ния керна и каротажа. В нашем случае таких сомнений нет, 
более того, для начала брались только скважины одного 
эксплуатационного куста, где каротаж увязан по глубине, 
получен на одинаковых приборах в близких условиях 
и, если использовалась обработка кривых, то она была 
одинакова для всех стволов.

Модель построена для отложений георгиевской и ва-
сюганской свит в 24 стволах одного эксплуатационного 
куста Казанской площади. Из рис. 1 видно, что между 
значениями плотностного каротажа, DTp и NKT1 суще-
ствует зависимость. На рисунке в левых треках скважин 
показаны кривые ГГК-П. Правые треки содержат по две 
кривые DTp и NKT1. Значения DTp показаны цветовой 
заливкой на треке с акустическим каротажем. очевидна 
согласованность изменения форм рассматриваемых трех 
видов каротажа.

Как отмечено выше, на базе кривой ГГК-П построе-
ны аналоги лабораторных измерений плотности пород 
с отбором керна через 10 м. Полученная таким образом 
переменная названа MODEL_DENS, ее вид имеет мало 
общего с исходным ГГК-П (рис. 2). однако для 113 сге-
нерированных измерений отчетливо прослеживается 
статистическая связь со значениями DTp и NKT1 (рис. 3).

Набор из 152 точек, для которых известны значения 
всех трех видов каротажа (MODEL_DENS, NKT1 и DTp), 
позволяет решить уравнение линейной регрессии и спрог-
нозировать величину MODEL_DENS. Коэффициент 
детерминации для этой регрессионной зависимости соста-
вил 0,677. По шкале Четтдока такой уровень говорит о вы-
сокой корреляционной связи. На рис. 4 представлен кросс-
плот, показывающий измеренные и найденные из решения 
уравнения регрессии значения MODEL_DENS.

Рис. 1. Каротаж разреза георгиевской и васюганской свит в нескольких скважинах Казанской площади
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сам прогноз на фоне истинных значений ГГК-П гра-
фически представлен на рис. 5. Как видно из рисунка, 
полученный результат оказался неудовлетворительным. 
Имеются систематические отклонения в сторону завы-
шения прогнозных значений от истинных.

рис. 6 построен уже с помощью сплайновой модели. 
Видно, что прогноз, сделанный с помощью многомерных 
сплайнов, оказался более точным.

Таким образом, в этом случае имеем более точное 
сходство реальных и прогнозных значений. особый 
интерес представляет соответствие прогнозных и ис-
тинных значений в тех скважинах, в которых не получен 
«керн» (в проведенном эксперименте в этих скважинах 
не было задано ни одного значения MODEL_DENS). Это 
четыре крайние правые скважины на рис. 6, где результат 

прогноза визуально хорошо согласуется с реальными 
значениями. Для каждой из этих четырех скважин были 
вычислены парные коэффициенты корреляции между ис-
тинными значениями и результатом прогноза на основе 
сплайн-аппроксимации. Полученные значения составили 
(по порядку скважин слева направо): 0,93; 0,93; 0,84; 0,82. 
Коэффициент детерминации меняется от 0,67 до 0,87, 
что значительно лучше, чем было спрогнозировано на ос-
нове двумерной линейной регрессии. Для скважин, уча-
ствующих в создании модели сплайна, коэффициенты кор-
реляции оказались чуть выше и достигали значения 0,95.

отметим одно важное достоинство используемого 
метода – возможность прогноза значений параметров 
в межскважинном пространстве. 

Рис. 2. Каротаж ГГК-П и созданные данные как бы аналитических определений (MODEL_DENS)

Рис. 3. Зависимость MODEL_DENS и значений каротажа: А – DTp, Б – NKT1. Разные цвета точек на диаграмме соответствуют 
различным скважинам
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Рис. 6. Сравнение реальных (красная кривая) и прогнозных (синяя кривая) значений, полученных на основе сплайн-аппроксимации

Рис. 4. Сравнение прогнозных (по уравнению двумерной регрессии) и сгенерированных значений MODEL_DENS

Рис. 5. Истинные значения моделируемого параметра MODEL_DENS (кривая ГГК-П, красная кривая) и прогнозные значения (на ос-
нове пересчета из DTp и NKT1, черная кривая)
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сплайн является непрерывной функцией, поэтому 
он может быть вычислен для любой точки пространства. 
Это позволяет строить трехмерные модели распределе-
ния свойств и любые двумерные срезы (горизонтальные, 
вертикальные, наклонные, сложной геометрии). На рис. 7 
представлены разрезы для объемной модели, которая по-
строена уже по всем скважинам месторождения (но опять 
же только для одной точки прямых данных с каждых 10 м 
разреза). 

срезы разной ориентации построенной трехмерной 
модели показаны на рис. 8. область, для которой вычисле-
на модель, выделена розовым прямоугольником на рис. 7.

установлена высокая сходимость модельных значений 
плотности со значениями каротажа ГГК-П. разрез плот-
ности на качественном уровне иллюстрирует литологиче-
ские особенности среды. Так, протяженный слой, характе-
ризующийся наиболее пониженной плотностью (уровень, 
колеблющийся вблизи отметки –2350 м на разрезах), 
ассоциируется с угольным пластом у1

1. стоит отметить 
высокую сходимость мощностей на модели и в скважинах. 
Геологичность модели также подчеркивается характером 
распределения пласта по площади: он присутствует по-
всеместно, мощность меняется в пределах от 6 до 12 м. 
Кроме того, в разрезе четко прослеживается серия менее 
мощных слоев с пониженной плотностью, они вполне 
соответствуют угольным пластам, вскрытым в межу-
гольной и надугольной пачках васюганской свиты, а слои 
с наиболее высокими значениями плотности, имеющие 
локальное распространение по латерали, могут быть 

сопоставлены с прослоями карбонатизированных песча-
ников и ракушняков.

отдельно остановимся на скв. № 310, в которой уголь-
ный пласт у1

1 имеет аномальное строение. Мощность 
угольной пачки здесь сильно увеличена и пласт разделен 
на две части толщей песчано-алевритового состава. Это 
связано с тем, что отложения кровли межугольной пачки 
на большей части изучаемой территории формировались 
в условиях илистой заболоченной равнины, однако выяв-
лен ряд линейных зон, к которым приурочены небольшие 
по мощности песчаные тела аллювиального генезиса, раз-
деляющие пласт у1

1. На срезе модели в районе скв. № 310 
на уровне –2360 м можно наблюдать локальное увеличе-
ние значения плотности внутри пласта, соответствующего 
у1

1. Для этой же области на разрезах 7А, Б четко видно 
двухчленное строение угольной пачки, где от основного 
пласта влево и чуть вниз уходит клин пород с высокими 
значениями DTp и низкой плотностью.

Для всех скважин месторождения расчетные величины 
плотности оказались достаточно близкими к измерениям 
ГГП-К, из которых были отобраны только 274 значения 
прямых наблюдений.

реализация
Для построения петрофизических моделей на основе 

многомерной сплайн-аппроксимации реализовано два 
варианта. один из них включен в состав комплекса ин-
терпретации сейсмических и скважинных данных W-SEIS 
(Канаков и др., 2022), другой является плагином для Petrel 
Schlumberger. оба варианта позволяют прогнозировать 
петрофизические параметры в скважинах на основе име-
ющихся данных каротажа, строить разрезы по любым ли-
ниям, создавать трехмерные объекты, вычислять значения 
параметров на заданных поверхностях (на границах тел), 
а также составлять карты средних значений (арифмети-
ческих, геометрических, гармонических) для тел между 
двумя заданными структурными поверхностями.

результаты исследования были представлены 
на Всероссийской научной конференции, посвящен-
ной 90-летию со дня рождения академика рАН А.Э. 
Конторовича «Фундаментальные, глобальные и регио-
нальные проблемы геологии нефти и газа» (Лапковский 
и др., 2024).

Рис. 7 Разрезы георгиевской и васюганской свит, извлеченные 
из объемной модели Казанского месторождения: А – разрез 
смоделированных значений плотности пород – цветовая шка-
ла в г/см3; Б – разрез DTp – цветовая шкала в м/мкс; В – струк-
турная карта кровли георгиевской свиты с положением раз-
резов (линия зеленого цвета)

Рис. 8. Срезы трехмерного распределения спрогнозированной 
плотности пород (шкала – г/см3). Цветные точки – прямые 
данные, использованные для создания модели. Изолинии при-
надлежат подстилающей поверхности – подошве пласта Ю2

1
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Заключение
Представленные результаты показали достоинства мо-

делирования пространственного распределения петрофи-
зических параметров на основе применения многомерных 
сплайнов. При этом одновременно достигается весьма 
качественное восстановление искомых петрофизических 
переменных в скважинах (при условии, что их значения 
зависят от других каротажных данных, зарегистриро-
ванных в большинстве скважин) и адекватное поведение 
параметров модели в межскважинном пространстве. 
Прогноз на основе сплайнов дает меньшие погрешности 
по сравнению с использованием многомерных линейных 
регрессий. Преимущество сплайнов основывается на том, 
что сплайны учитывают пространственное положение 
скважин и всех точек измерения, по ним строится согласо-
ванная модель. При использовании уравнений регрессии 
имеют большое значение статистические связи между 
переменными, но при этом пространственное положение 
данных не учитывается.

отметим, что созданная технология легко позволяет 
дополнить пространство переменных сейсмическими 
атрибутами, что может быть полезно при прогнозиро-
вании петрофизических параметров в межскважинном 
пространстве, например, с привлечением результатов 
сейсмической инверсии.
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abstract. The spatial variability of properties in 
sedimentary deposits can be assessed using approximation 
methods. A small number of direct measurements or 
their extremely uneven distribution leads to significant 
model errors. This article explores the possibility of using 
multidimensional approximation and regression splines, 
both considering spatially referenced direct observation data 
and using well log curves statistically linked to the modeled 
variables. It is possible to significantly reduce the forecast 
error by utilizing indirect data. The results can be computed 
for individual wells as for inter-well space, allowing for the 
creation of geological cross-sections of predicted properties 
and 3D models of their distribution. In order to demonstrate 
the effectiveness of the proposed approach, computational 
experiments were conducted using data from the stratigraphic 
range of the Georgievskaya and Vasyuganskaya formations 
in the Kazan field in southeastern West Siberia. Comparing 
the obtained forecast with the real, unknown values of the 
modeled variable at the time of its implementation showed a 
high quality model with determination coefficients up to 0.9.
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Литологическая характеристика и условия формирования 
отложений викуловской свиты центральной части 

Красноленинского свода Западной Сибири

А.В. Постников1, О.В. Постникова1, Е.С. Изъюрова1, О.В. Сивальнева1, А.Д. Изъюров1,  
О.А. Зуева1*, Р.Р. Юнусов2

1Российский государственный университет нефти и газа (национальный исследовательский университет) имени И.М. Губкина, Москва, Россия 
2ООО «ЛУКОЙЛ-Западная Сибирь», Когалым, Россия

В настоящей работе отражены результаты литологических и геофизических исследований отложений ви-
куловской свиты, а также циклостратиграфического и фациального анализов. Выполненная увязка данных гео-
физических исследований скважин и сейсмики позволила выделить и проследить основные изохронные уровни 
отложений викуловской свиты в разнофациальных зонах Западно-сибирского палеобассейна. Детальная увязка 
отражающих границ с границами седиментационных циклитов позволила провести фациальное моделирование 
пяти седиментационных единиц викуловской свиты. результаты моделирования показали, что отложения свиты 
формировались в условиях подводной части дельты полуизолированного мелководного морского бассейна. 
Изменение положения источников сноса в период формирования отложений свиты выразилось в прихотливом 
строении и распределении отложений в бассейне седиментации. Такие особенности седиментации сказались 
и на литологической неоднородности отложений, которая в свою очередь определила дифференциацию филь-
трационно-емкостных свойств и нефтенасыщения.

Ключевые слова: викуловская свита, дельтовый комплекс, мел, седиментационный и циклостратиграфи-
ческий анализы, Западная сибирь, Красноленинский свод
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Введение
Изучению нижнемеловых терригенных отложений ви-

куловской свиты посвящено большое количество научных 
работ в области литофациального моделирования и их пе-
трофизических свойств (Булатов и др., 2022; Дернова и др., 
2019; Дмитриев и др., 2013; Ильзит, 2022; Казанская и др., 
2019; Коробова и др., 2023; Медведев, 2010a, b; Медведев 
и др., 2011; Натчук, 2018; Хуснуллина, 2014; Хуснуллина 
и др., 2012; Чернова, 2018; Чернова, Чухланцева, 2020; 
Мангазеев и др., 2006). однако остаются проблемы, свя-
занные с прогнозными характеристиками перспективных 
зон развития нефтенасыщенных пород-коллекторов, а так-
же с высокими значениями обводненности получаемой 
нефти. Мы считаем, что решение этих проблем должно 
базироваться на результатах литофациальных реконструк-
ций и исследований литолого-петрофизических характе-
ристик пород-коллекторов. однако имеющиеся данные 
литофациального моделирования не позволяют в полной 
мере объяснить особенности продуктивности отложений 
викуловской свиты. Главная проблема такого моделирова-
ния состоит в том, что представления о палеогеографии 

викуловского времени основаны на данных сейсмической 
интерпретации и не всегда подтверждаются результатами 
литологических исследований и бурения. В связи с этим 
основная цель настоящей работы – это построение ли-
тофациальных моделей отложений викуловской свиты 
и определение зон распространения пород-коллекторов 
в разнофациальных отложениях по комплексу литолого-
геофизических данных. 

Материалы и методы
отложения викуловской свиты исследованы в рамках 

Каменного месторождения, входящего в ряд месторож-
дений Красноленинской группы в пределах централь-
ной части Красноленинского свода в западной части 
ХМАо Тюменской области (рис. 1). Нефтеносность 
Красноленинского месторождения в целом связана с от-
ложениями юрского возраста. В последние годы большое 
внимание уделяется отложениям верхней юры (абалакской 
свиты), а также нижнемеловым отложениям викуловской 
свиты, породы которой характеризуются сложным стро-
ением и сильной изменчивостью коллекторских свойств. 
В объеме викуловской свиты выделяются несколько про-
дуктивных пластов: ВК4, ВК2–3 и ВК1. К кровле последнего 
приурочен региональный репер М1.

Изучение отложений викуловской свиты проводили 
на основе большого объема кернового материала (540 м 
керна и 1080 образцов), а также геофизических данных 
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более 45 скважин. Петрографическое изучение пород про-
водили в прокрашенных шлифах на оптическом микро-
скопе Axio Imager A2m (Carl Zeiss, Германия), а также 
в сколах пород на растровом электронном микроскопе 
JSM-6610LV (JEOL, Япония), снабженном приставкой 
для микрорентгеноспектрального анализа IE350-IW500-
HKL (Oxford Instruments, Великобритания). Минеральный 
состав отложений изучали методами рентгеноструктур-
ного анализа (рсА) на дифрактометре SmartLab (Rigaku, 
Япония). В работе использованы результаты стандартных 
петрофизических исследований, атрибутного анализа дан-
ных сейсмики, а также палинологических исследований 
образцов пород.

Литолого-петрофизическая 
характеристика отложений викуловской 
свиты

отложения викуловской свиты представлены комплек-
сом серых и бурых терригенных алевро-песчаных и алев-
ро-глинистых пород. Эти отложения отличаются высокой 
степенью литологической неоднородности. По минерало-
гическому составу обломки в породах представлены квар-
цем (~55–85%), полевыми шпатами (~5–20%), чешуйками 
слюд (~5–15%), обломками кремнистых, метаморфиче-
ских и изверженных пород (~ до 10%). Часто встречаются 
зерна глауконита, из акцессорных минералов – циркон, 
турмалин, сфен, ильменит и др. обломки в основном 
имеют слабо- и полуокатанную форму. В ряде случаев 
форма обломков изменена вторичными процессами: от-
мечается регенерация зерен кварца и полевых шпатов, 
последние также в различной степени серицитизированы 
и выщелочены. Цемент преимущественно глинистый 
пленочно-порового типа. В разных долях он представлен 

иллитом, хлоритом и каолинитом. Изменение процентного 
соотношения глинистых минералов связано со степенью 
интенсивности вторичных преобразований этих пород. 
реже встречается карбонатный цемент базального типа, 
представленный кальцитом, распределенным равномерно, 
реже послойно по всему объему породы. Такие интерва-
лы карбонатизации в разрезе викуловской свиты могут 
прослеживаться в средней части разреза и составлять 
до 5 м, а также отчетливо фиксироваться повышенными 
значениями нейтронного гамма-каротажа. В них кальцит 
практически полностью уничтожает первичную открытую 
пористость. Кроме того, в породах встречаются тонко-рас-
сеянное черное органическое вещество, составляющее 
~5–20%, а также красно-бурые, буровато-рыжие углистые 
органические остатки, присутствующие в образцах в виде 
отдельных включений. В породах викуловской свиты от-
мечаются как межзерновое пустотное пространство, так 
и внутризерновое, обусловленное выщелачиванием зерен. 
размеры пустот варьируют от 1–3 мкм до 0,4–0,5 мм. 
По данным стандартных петрофизических исследований 
диапазон изменения открытой пористости коллекторов 
составляет от 11,2% до 33,2%, средневзвешенное значение 
в объеме отложений равно 23,58% (796 определений, 29 
скважин). Диапазон изменения проницаемости варьирует 
от 0,01 до 721,0 мД, средневзвешенное значение равно 
28,75 мД (527 определения, 28 скважин). 

отличительной особенностью фильтрационно-ем-
костных свойств отложений викуловской свиты являются 
относительно высокие значения пористости (~20–25%) 
по всему разрезу при контрастных значениях проницае-
мости (от первых единиц до 700 мД). Такая изменчивость 
проницаемости пород как по вертикали, так и по латерали 
связана с высокой вариативностью структурно-текстурных 
параметров, что, в свою очередь, связано с различными 

Рис. 1. Структурно-тектоническая схема района исследования и стратиграфическая схема нижнемеловых отложений централь-
ной части Красноленинского свода (Волков, Шпильман, 2013)
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вариантами переслаивания литотипов терригенных пород 
(Постников и др., 2023). При этом изменчивость тек-
стурных элементов повторяется как на микроуровне, так 
и на макроуровне исследований отложений.

При изучении текстурных характеристик отложений 
рассматривались седиментационные и постседимен-
тационные элементы, обусловленные тектоническими 
процессами и неравномерным нефтенасыщением. 
Для отложений викуловской свиты характерны следу-
ющие текстуры: горизонтальнослоистая, косослоистая 
(разнонаправленная, течений, волнений и восходящей 
ряби), флазерная, волнистослоистая, линзовидносло-
истая, текстура смятия и оползания слойков, текстура 
внедрения («пламенная»), подушечная текстура, текстура 
биотурбации, брекчеевидная («пудинговая»), а также 
массивная (рис. 2) (Барабошкин, 2011; Алексеев и др., 
2011), представленные в табл. 1. Прямые виды иссле-
дований керна, в частности текстурный анализ, имеют 
исключительное значение в интерпретации обстановок 
осадконакопления. результаты текстурного анализа яв-
ляются одним из основных диагностических признаков, 
по которым устанавливается генетическая принадлеж-
ность пород к тем или иным условиям седиментации. 
Будучи важным признаком анизотропии среды осадко-
накопления, первичные (седиментационные) текстуры, 

а также наложенные текстуры биогенного воздействия, 
нарушения сплошности слойков указывают на характер 
и динамику агента переноса осадочного материала и осо-
бенности седиментации, связанные с соответствующими 
фациальными комплексами. По масштабу проявления 
текстур в разрезе викуловской свиты, закономерностей их 
чередования с учетом минералогической и структурной 
составляющих породы можно заключить, что отложения 
викуловской свиты формировались в различных зонах 
подводных каналов дельтового комплекса, баров и лагун.

Для типизации текстур в разрезе скважин с керном 
в пределах исследуемой площади введены соответствую-
щие кодировки и задан объем текстурных типов в каждой 
пачке, исходя из 100% (рис. 3).

особенностью отложений является частое чередо-
вание фаций в объеме литолого-геофизических пачек, 
что говорит о крайне изменчивой гидродинамической 
обстановке осадконакопления в условиях дифференци-
рованного рельефа морского дна, а также об импульсном 
вбросе обломочного материала в бассейн седиментации. 
Наличие слабоамплитудных тектонических нарушений, 
чаще всего представленных компенсационными сброса-
ми, свидетельствует о неравномерном распределении ста-
тического давления накопленного осадка, что характерно 
для дельтовых комплексов в стадии диагенеза.

Табл. 1. Текстурные характеристики фациальных комплексов терригенных отложений викуловской свиты центральной части 
Красноленинского свода

Фациальный 
комплекс 

Подразделение Текстурные параметры пород  

Слоистость Биотурбация 

Лагуны Морская часть Субгоризонтальная, слабо-волнистая слоистость  Интенсивная 

 Опресненная часть Тонко-горизонтальнослоистая до массивной Отсутствует 

Продельты «Нижняя» 
(дистальная) часть  

Турбидитная (алевро-песчаные слои до 5 см). 
Градационная. Трогообразная (мульдообразная). 
Косая. Тонко-горизонтальнослоистая. 
Песчаники+алевролиты ≤ глины 

Слабая 

 «Верхняя» 
(проксимальная) 
часть 

Турбидитная (алевро-песчаные слои до 10 см). 
Градационная. Мульдообразная. Косая.  
Песчаники+алевролиты > глины 

Слабая 

Склоны 
(верхняя часть и 
подножье) 

 Оползания, сбросы Отсутствует 
(слабая) 

Каналы Протоки Трансгрессивная последовательность наслоения. 
Косая течения 

Отсутствует 

 Распределительные Трансгрессивная последовательность наслоения. 
Косая течения, разнонаправленная 

Отсутствует 

 Основные, главные 
русловые 

Косая течения Отсутствует 

 Промыва Грубообломочная литокластовая (обломки 
глинистых пород) 

Отсутствует 

Фронт дельты  Регрессивная последовательность наслоения. 
Трогообразная (мульдообразная). 
Разнонаправленная косая 

Отсутствует 
(слабая) 

Бар Осевая зона бара Массивная. Флазерная. Неясно-горизонтальная. 
Наклонная параллельная (однонаправленная 
прямолинейная). 

Отсутствует 

Морской фронт бара Косая волнения, морского течения, флазерная. Отсутствует 
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Рис. 2. Текстурные характеристики терригенных отложений викуловской свиты центральной части Красноленинского свода. 
Коричневыми оттенками в образцах представлено неравномерное проявление нефтенасыщения
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Циклостратиграфический анализ 
и корреляция отложений викуловской 
свиты

основным методическим принципом для выделения 
циклитов викуловской свиты является наличие закономер-
но повторяющихся в разрезе седиментационных единиц 
в разрезе (Карогодин, 1978), а также их увязка с данными 
геофизических исследований скважин (ГИс) и материала-
ми сейсморазведки. На основании параметров, установ-
ленных методами гамма-каротажа, потенциала собствен-
ной поляризации, нейтронного гамма-каротажа, а также 
по керновым данным выделены седиментационные 
циклиты, границы которых были увязаны с основными 

отражающими границами, прослеживаемыми в викулов-
ской свите, на сейсмических профилях.

По результатам текстурного анализа с учетом геофи-
зических данных, а также согласно палеогеографическим 
представлениям (Барабошкин, 2011; Булатов и др.,2022; 
Дернова и др., 2019; Дмитриев и др. 2013) на исследуемой 
площади выделены и прослежены восемь седимента-
ционных циклитов с резкими граничными переходами. 
самыми стратиграфически полными стали разрезы разве-
дочных скважин (рис. 4). Литологические характеристики 
и толщины седиментационных циклитов значительно 
дифференцированы. Циклиты включают в себя пачки 
с преобладанием пород глинистого или песчано-алеврито-
вого состава с четкими и плавными переходами литотипов 

Рис. 3. Литолого-геофизический планшет одной из скважин с керном отложений викуловской свиты центральной части 
Красноленинского свода. Условные обозначения кодов текстур: 1.1 – тонкая горизонтальная слоистость (до 3 мм), 1.2 – средняя 
горизонтальная слоистость (3–10 мм), 1.3 – толстая горизонтальная слоистость (более 10 мм), 1.4 – градационная горизонталь-
ная слоистость, 2.1 – разнонаправленная перекрестная косая слоистость (2.1.1 – срезания слоев), 2.2 – трогообразная косая слои-
стость, 2.3 – однонаправленная прямолинейная косая слоистость, 2.4 – однонаправленная косая слоистость течений (ассиметрич-
ная), 2.5 – однонаправленная косая слоистость волнений (симметричная), 2.6 – однонаправленная косая слоистость восходящей 
ряби, 3 – флазерная, 4 – волнистая, 5 – линзовидная, 6 – деформационные текстуры смятия и оползания, 7 – деформационные ша-
ровые, подушечные текстуры, 8 – биогенные текстуры биотурбации, 9.1 – обломочная литокластовая текстура, 9.2 – обломочная 
интракластовая текстура, 10.1 – массивная однородная и 10.2 – массивная пятнистая текстуры. 
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Рис. 4. Схема корреляции циклитов отложений викуловской свиты по линии I-I
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Рис. 5. Сейсмический профиль с северо-востока на юго-запад по линии I-I. Положительная фаза (черный цвет) – отрицательная 
фаза (красный цвет)

между собой, а также характеризуются как асимметрич-
ным регрессивным, так и симметричным строением. 
При сопоставлении разбивок скважинных данных 
с сейсмическими профилями выделены сейсмические 
уровни (рис. 5), отражающие вещественную и мощност-
ную неоднородность седиментационных циклитов. Так, 
для отложений викуловской свиты на сейсмическом про-
филе сверху вниз зафиксированы перекрывающая толща 
(черная линия), четко прослеживаемая в непрерывной 
фазе; отложения циклита 8 (красная линия), соответству-
ющие пласту ВК1; отложения циклита 7-2 (желтая линия), 
соответствующие перемычке в подошве ВК1; отложения 
циклита 7-1 (интервал между желтой и зеленой линиями) 
и суммарные отложения циклитов 5 и 6 (зеленая линия), 
в целом отражающие крайне неоднородное распреде-
ление литолого-геофизических характеристик пласта 
ВК2–3. Подошву викуловской свиты на профиле отследить 
не представилось возможным. она находится в интерва-
ле между вспомогательными отражающими границами 
(синяя и фиолетовая линии). Таким образом, отложения 
нижних четырех циклитов свиты заключены между 
уровнями, выделенными зеленой и фиолетовой линиями.

Выделенные отражающие границы прослеживаются 
на сейсмических профилях различных простираний, 
что позволило в значительной степени обосновать мощ-
ностные изменения в объеме пласта ВК2–3. При крайне 
изменчивых толщинах циклитов 4 и 7-2 общие толщины 
викуловской свиты остаются относительно выдержан-
ными по площади и составляют в среднем 95–100 м. 
суммарные толщины циклитов 4 и 5, соответствующие 
четко прослеживающейся красной фазе на сейсмическом 
профиле, также остаются относительно постоянными 
на изучаемой площади (20–25 м), что говорит о снижении 
темпов поступления обломочного материала в морской 
бассейн и некоторой стабилизации гидродинамических 
условий среды осадконакопления.

Поскольку практически нет тектонических нарушений 
на сейсмических профилях, контролирующих области 

увеличения толщин циклитов 4 и 7-2, слабые уклоны 
сейсмических фаз в зонах перехода от маломощных 
отложений к высоко мощностным, а также отсутствие 
в керне обилия оползневых и литокластовых текстур 
свидетельствуют о вероятном клиноформенном залегании 
отложений этих циклитов. Клиноформенное строение 
толщи также объясняет заполнение эпиконтинентального 
бассейна седиментации прогрессивно развивающимися 
дельтовыми отложениями. Кроме того, не подтвержден-
ный керновыми данными и результатами сейсмических 
интерпретаций геосолитонный механизм накопления 
осадка, предусматривающий импульсные геодинамиче-
ские возмущения, порождающие землетрясения, цунами 
и связанные с ними турбидитные, аллювиальные потоки 
и подводные оползни, подтверждает отсутствие мощных 
локализованных размывов (амплитуда до 90 м) и эрозии 
толщ в интервале викуловской свиты. отложения, соот-
ветствующие сейсмическим отражениям и седиментаци-
онным циклитам викуловской свиты, также достаточно 
хорошо прослеживаются по исследуемой площади, 
что, в свою очередь, говорит об отсутствии существен-
ного размыва более древних осадочных комплексов. 
Керновыми данными подтверждаются только локальные 
промывы положительных седиментационных тел типа 
баров, фронтов дельт и аккумулятивных форм распреде-
лительных каналов.

Литолого-фациальная характеристика 
отложений викуловской свиты

При литофациальном моделировании использовались 
данные литологических исследований керна, циклостра-
тиграфического анализа, а также карты сейсмических 
атрибутов (амплитуды, когерентности, кривизны и спек-
тральной декомпозиции). 

согласно палеогеографическим реконструкциям 
(объяснительная записка…, 1976; Конторович и др., 
2014), в позднем апте в результате регрессии началось 
изменение конфигурации Западно-сибирского морского 
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Рис. 6. Актуалистический пример Западно-Сибирского морского бассейна в позднем апте 

бассейна. Как следствие, восточная его часть резко обме-
лела, а южная несколько расширилась. Во время накопле-
ния отложений викуловской свиты исследуемая площадь 
располагалась в центральной части полуизолированного 
мелководного морского бассейна (глубиной менее 20 
м), окруженного с запада и юга областями переходного 
осадконакопления. Низменная аккумулятивная равнина 
простиралась на западе от исследуемой площади и про-
тягивалась полосой до 100 км вдоль урала. Территория, 
занятая денудационной возвышенной равниной и низкими 
горами, находилась в 300 км на запад от изучаемой пло-
щади и в 600 км на юг в районе северного Казахстана. 
узкими проливами позднеаптское Западно-сибирское 
море соединялось с бореальными морями. Из-за почти 
полной изоляции от Мирового океана и большого прито-
ка речных вод водоем периодически сильно опреснялся. 
особенно сильно опреснение происходило в зонах глав-
ного руслового и многочисленных распределительных 
подводных каналов, отделяющихся друг от друга опрес-
ненными лагунами, что сильно отражалось на биоценозах. 
В общем региональном представлении палеогеография 
Западно-сибирского морского бассейна в позднем апте 
схожа с озером-лагуной Маракайбо в Венесуэле (рис. 6). 
Маракайбо не только отвечает морфометрическим 
характеристикам Западно-сибирского палеобассейна, 
но и имеет специфическую циркуляцию вод, оказываю-
щую влияние на формирование и ориентацию песчаных 
аккумулятивных тел в нем.

Геологические и геофизические методы, применя-
емые в настоящей работе, имеют существенно разный 

масштаб. В связи с этим фациальная картина, получаемая 
по данным сейсморазведки, представляется достаточно 
обобщенной, а некоторые из фаций сгруппированы по ли-
толого-геофизическим характеристикам в один комплекс. 
Детальная увязка отражающих границ с границами седи-
ментационных циклитов позволила провести фациальное 
моделирование пяти изохронных седиментационных 
единиц викуловской свиты.

В результате литологических исследований для от-
ложений первых четырех циклитов установлено наличие 
тонкослоистых и косослоистых серий с различной волно-
вой активностью и слабой биотурбацией в алевролитах 
глинистых и песчанистых, свидетельствующих о наличие 
подводных распределительных каналов, отделяющих 
зоны лагун и продельт (рис. 7). Эти каналы были подво-
дным продолжением рек, стекавших с урала на восток 
вглубь мелководного Западно-сибирского моря. Такие 
обстановки отражают эрозионную деятельность подво-
дных течений, формирующих масштабную подводную 
долину. однако этими же течениями в зону мелководного 
морского бассейна приносилось значительное количество 
алевро-песчаного материла, аккумулирующегося в участ-
ках перепада рельефа при снижении гидродинамической 
активности среды осадконакопления. На востоке изуча-
емой площади начинают развиваться баровые системы, 
формирование которых связано с привносом обломочного 
материала с юга. Эти системы являются положительны-
ми формами рельефа дна морского бассейна и отделяют 
подводную опресненную долину от морской лагуны 
с отложениями продельт. Баровые системы прорывались 
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Рис. 9. Фациально-палеогеографическая схема на конец форми-
рования отложений циклита 7-1 в пределах Красноленинского 
месторождения. Условные обозначения см. рис. 7

вытекающими реками с урала, вследствие чего формиро-
вались каналы промыва, в которых накапливались алевро-
песчаные отложения с глинистыми литокластами. Таким 
образом, на конец накопления циклита 4 нижележащие 
отложения сформировали эрозионно-аккумуляционный 
рельеф дна морского бассейна.

На следующем этапе развития бассейна осадконако-
пления, в объеме отложений циклитов 5 и 6, на востоке 
изучаемой площади продолжают развиваться мощные 
аккумулятивные формы песчаного материала баровых 
систем. Их строение неоднородно по латерали, что связано 
с корректировкой морфометрических характеристик этих 
тел каналами промыва. устойчиво расширяющаяся и про-
градирующая подводная дельтовая система в условиях 
относительно стабильного уровня мелководного моря 
сформировала достаточно выдержанную по мощности 
полифациальную толщу облекания, подчеркивающую 
образовавшийся ранее рельеф. В пониженных частях 
рельефа сформировалась система опресненных и осоло-
ненных морских лагун (рис. 8).

Во время отложения осадков циклита 7-1 (верх ВК2–3) 
происходит изменение направления стока обломочного 
материала и интенсивности гидродинамики среды осад-
конакопления (объяснительная записка…, 1976). общая 
направленность дельтовой системы меняется от юго-
восточной на северо-восточную. Привнос обломочного 
материала с северо-запада привел к сокращению областей 
опресненных лагун. На юге площади появляются рас-
пределительные каналы, несущие обломочный материал 

в зону морских лагун (рис. 9). Кроме того, за счет по-
явления дополнительных подводных каналов с северо-
запада, в бассейне седиментации произошло изменение 
параметров, контролирующих кинематику осаждения 
алевро-песчано-глинистого материала, который форми-
ровал толщу выполнения, заполнявшую отрицательные 
формы подводного палеорельефа. 

Рис. 7. Фациально-палеогеографическая схема на конец форми-
рования отложений циклита 4 в пределах Красноленинского 
месторождения. Условные обозначения: 1 – фации русел ос-
новных и распределительных каналов подводной части дельты 
(стрелки указывают направление движения потоков); 2 – фа-
ции краевых частей подводных долин; 3 – фации опресненных 
лагун и продельт; 4 – фации морских лагун и продельт; 5 – 
фации фронта и склонов дельт; 6 – фации баровых систем; 
7 – точки скважин

Рис. 8. Фациально-палеогеографическая схема на конец форми-
рования отложений 6 циклита в пределах Красноленинского 
месторождения. Условные обозначения см. рис. 7
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Рис. 10. Фациально-палеогеографическая схема на конец форми-
рования отложений циклита 7-2 в пределах Красноленинского 
месторождения. Условные обозначения см. рис. 7

Рис. 11. Фациально-палеогеографическая схема на конец фор-
мирования отложений циклита 8 в пределах Красноленинского 
месторождения. Условные обозначения см. рис. 7

с момента накопления выполняющей толщи про-
исходит относительное вырывание дна палеобассейна. 
Вышележащие отложения циклитов 7-2 и 8 (пласт ВК1) 
отражают начало раннеальбской трансгрессии и представ-
ляют собой покрывающую толщу (пласт ВК1) пластового 
характера залегания. В это время на площади появляются 
пески фронта дельты (рис. 10), окаймляющие густую 
разветвленную сеть каналов подводной части дельтового 
комплекса. отложения этих фаций закономерно тяготеют 
к бывшим областям баровых систем.

Во время накопления отложений циклита 8 почти 
вся акватория формировалась отложениями основных 
и распределительных каналов подводной части дельты 
(рис. 11), ориентированной с северо-запада региона на юг 
и юго-восток. окаймляющие густую разветвленную сеть 
каналов отложения фронта дельты продолжают свое 
развитие на востоке. В подводной дельтовой долине от-
мечаются лишь незначительные участки фаций морских 
лагун и продельт. увеличение влияния морских условий 
осадконакопления этого времени подчеркивает интенсив-
ная биотурбация, прослеживающая в отложениях по всей 
изучаемой площади. 

Для более точного понимания фациальных обстановок 
викуловского времени проведен палинологический анализ 
пяти образцов керна из отложений разных фациальных 
зон. установлено, что в образцах встречаются фрагменты 
тканей растений, относительно часто споры и пыльца 
растений. В то же время на их фоне отмечены редкие зе-
леные водоросли и единичные диноцисты, что указывает 
на прибрежно-морские и лагунные обстановки осадко-
накопления. Каких-либо признаков наличия перерывов 
в отложениях не выявлено, породы достаточно схожи 
между собой.

Обсуждение результатов
основной объем отложений викуловской свиты 

сформировался в период относительной стабилизации 
эвстатики моря, сопровождавшегося циклическим за-
полнением бассейна проградирующими дельтовыми ком-
плексами с подводными каналами, а также возможными 
циркулирующими течениями по периферии бассейна. 
Значительную роль в осадконакоплении играли эрози-
онно-аккумулятивные процессы, преобразующие рельеф 
морского дна. Выравнивание рельефа дна морского бас-
сейна преимущественно связано с формированием толщи 
выполнения циклита 7-1. особенности формирования 
отложений циклитов 7-2 и 8 обусловлены началом раз-
вития раннеальбской трансгрессии. При реконструкции 
условий осадконакопления Западно-сибирского бассейна 
седиментации необходимо учитывать, что практически 
на всем протяжении его существования он представлял 
собой внутренний мелководный бассейн, который слабо 
связан с Мировым океаном. Это обстоятельство опре-
деляет отсутствие широкого распространения типично 
шельфовых, а также отложений, связанных с мощными 
приливно-отливными процессами. Гумидный климат и за-
крытость бассейна с активным привносом пресных вод 
способствовали его опреснению. Характер седиментации 
был обусловлен преимущественно энергией подводных 
потоков, что, видимо, частично повлияло на отсутствие 
в разрезе зрелых песчаников. 

обоснованность полученных реконструкций под-
тверждается тем, что сейсмически отражающие гори-
зонты увязаны с литологическими границами циклитов, 
что позволило проследить пространственные изменения 
седиментационных единиц. Без учета сейсмических дан-
ных корреляция исключительно по скважинным материа-
лам ГИс привела бы к заведомо ошибочной попластовой 



GEORESURSY   www.geors.ru194

Георесурсы / Georesursy                    2024. Т. 26. № 3. с. 184–197

модели отложений викуловской свиты. Фациальная интер-
претация сейсмических атрибутов без учета результатов 
седиментологического и циклостратиграфического анали-
зов также может привести к искаженным представлениям 
о формировании той или иной толщи.

Фациальная дифференциация и постседиментацион-
ные преобразования отложений определили простран-
ственную неоднородность фильтрационно-емкостных 
свойств викуловской свиты. Крайне высокая степень 
анизотропии связанности пустотного пространства по-
род-коллекторов викуловской свиты непосредственно 
связана с текстурными характеристиками отложений, 
проявленными на разных масштабных уровнях исследо-
ваний (Постникова и др., 2023). Лучшими коллекторски-
ми свойствами обладают песчаные и алевро-песчаные 
породы с косослоистыми, флазерными и массивными 
текстурами. Наиболее мощные и выдержанные толщины 
таких отложений представлены в фациях фронта дельты, 
каналов и баровых систем, развитых на востоке площа-
ди. При этом высокоперспективными зонами развития 

пород-коллекторов являются баровые системы, в то время 
как областями средней перспективности обладают отложе-
ния фронта дельты. Перспективными зонами развития по-
род-коллекторов являются области подводных основных 
и распределительных каналов, а к низкоперспективным 
зонам относятся области лагун и продельты (рис. 12). 
Классифицированные по перспективности зоны развития 
пород-коллекторов подтверждаются результатами сейсми-
ческих исследований, а также продуктивностью скважин 
по данным бурения.

Заключение 
Таким образом, по результатам литологического и ци-

клостратиграфического анализов, а также их увязки с дан-
ными ГИс и сейсмики выделены и прослежены основные 
изохронные уровни отложений викуловской свиты в раз-
нофациальных зонах. отложения свиты представляют со-
бой полифациальный комплекс, сформировавшийся в ус-
ловиях подводной части дельты полуизолированного мел-
ководного морского Западно-сибирского палеобассейна. 

Рис. 12. Схемы прогнозных зон развития пород-коллекторов: а – на конец формирования отложений циклита 4; б – на конец форми-
рования отложений циклита 6; в – на конец формирования отложений циклита 7-1; г – на конец формирования отложений циклита 
7-2; д – на конец формирования отложений циклита 8 в пределах Красноленинского месторождения. Условные обозначения: 1 – вы-
сокоперспективные; 2 – среднеперспективные; 3 – перспективные; 4 – низкоперспективные; 5 – точки скважин
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Литологическая неоднородность отложений викуловской 
свиты определяет дифференциацию фильтрационно-ем-
костных свойств и нефтенасыщения. При выполнении 
геологического и флюидодинамического моделирования 
отложений с высокой степенью неоднородности, в том 
числе викуловской свиты, необходимо учитывать данные 
детального литолого-фациального анализа.
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lithological characteristics and Formation conditions of sediments 
of the Vikulov Formation within the central Part of the Krasnoleninsky 
arch of Western siberia
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abstract. This paper presents the results of lithological and 
geophysical studies of the Vikulov Formation sediments, as 
well as cyclostratigraphic and facies analyses. The geophysical 
and seismic data have been linked to identify and trace the 
main isochronal levels of the Vikulov Formation sediments 
in different facies zones of the West Siberian palaeobasin. 
The detailed alignment of the reflecting boundaries with 
the boundaries of sedimentation cyclites made it possible to 
conduct facies modeling of five sedimentation units of the 
Vikulov Formation. The modelling results showed that the 
sediments of the Formation were formed in the conditions of 
the underwater part of the avandelta of a semi-isolated shallow 
marine basin. The change in the source area location during the 
sediments formation was reflected in the whimsical structure 
and distribution of sediments in the sedimentation basin. The 
lithological heterogeneity of the Vikulov formation deposits 
determines the differentiation of filtration and reservoir 
properties and oil saturation.

Keywords: Vikulov Formation, delta complex, Cretaceous, 
sedimentation and cyclostratigraphic analyses, Western 
Siberia, Krasnoleninsky arch
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Генетические коэффициенты Cl/Br, B/Br и Na/К: принципы 
их использования для уточнения генезиса природных вод 

Т.А. Киреева
Московский государственный университет им. М.В. Ломоносова, Москва, Россия

e-mail: ta_kireeva@mail.ru

В работе дано обоснование принципов использования хлор-бромного (Cl/Br), бор-бромного (B/Br) и на-
трий-калиевого (Na/К) отношений (генетических коэффициентов) для определения генезиса водных раство-
ров. Приведены примеры уточнения происхождения вод, как природных, так и техногенных, по соотношению 
величин генетических коэффициентов и минерализации растворов. Показано, что по значениям Cl/Br можно 
не только установить различие природных рассолов концентрирования и рассолов растворения галитовых 
толщ, но и выделить подземные воды, загрязненные техногенными рассолами солянокислотных обработок. 
отношение B/Br > 1 позволяет диагностировать поступление высокотемпературных (> 100 °C) вод в глубокие 
водоносные горизонты, а также является признаком выделения техногенных конденсатных вод. По значению 
Na/К в случае снижения до 1 и менее можно надежно определять как техногенные рассолы, так и техногенно 
загрязненные пресные воды.

Ключевые слова: рассолы, гидротермы, техногенные воды, генетические коэффициенты, тип воды, ком-
поненты состава
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Ведение
При любых гидрогеологических работах, особенно 

гидрохимического направления, установление генезиса 
водного раствора является необходимым условием. 

Диагностика с применением общепринятых критериев 
(таких, как минерализация (Мобщ), компонентный состав, 
тип воды по классификациям В.А. сулина, о.А. Алекина 
и др.) часто бывает недостаточной для определения про-
исхождения воды. соотношения макрокомпонентов при-
родных вод используются достаточно давно и в основном 
в целях классифицирования вод. В частности, отношения

Cl
Na

r
r

, 
4SO
Cl-Na

r
rr

, 
gr
rr

M
Na-Cl

(r – содержание элемента, мг-экв/л) лежат в основе класси-
фикации сулина. В классификации Алекина для выделе-
ния типов вод используются отношения rHCO3

- >(rса+2 + 
rМg+2), rHCO3

- < (rса+2 + rMg+2) < (rНсо3
- + rS04

-2), 
(rHCO3

- + rso4
-2) < (rCa+2 + rMg+2). однако установление 

типа воды по той или иной классификации, в которой 
используются только соотношения макрокомпонентного 
состава, не всегда оказывается достаточным для опре-
деления происхождения воды, что особенно характерно 
для техногенных, а не природных вод. соотношения 
элементов микрокомпонентного состава для этого при-
меняются достаточно редко. Поэтому цель настоящей 
работы – обосновать возможность уточнения генезиса 
водного раствора по соотношениям элементов микро-
компонентного состава.

Постановка задачи
определение происхождения (генетического типа) 

природных растворов имеет не только научное, но и важ-
ное практическое значение. Так, для оценки перспектив 
использования подземных рассолов в качестве хими-
ческого сырья необходимо определить, являются эти 
рассолы результатом растворения соленосных толщ, 
или результатом подземного концентрирования (седимен-
тогенные рассолы). В первом случае рассолы содержат 
практически только NaCl и не могут быть использованы 
в качестве сырья на бром, йод, редкие щелочи и др. цен-
ные компоненты. Для нефтепоисковых целей важно знать 
маломинерализованные гидрокарбонатно-натриевые 
воды являются глубинными инверсионными или имеют 
инфильтрационное происхождение. Концентрированные 
хлоридно-натриево-кальциевые рассолы, являющиеся 
основным типом пластовых вод нефтегазовых месторож-
дений, имеют очень близкий компонентный состав и Мобщ 
с техногенными рассолами, образующимися при разра-
ботке месторождений. Эти примеры можно продолжить. 

определение относительной доли растворов разных 
генетических типов в изучаемых пластовых водах опи-
рается на ряд критериев, из которых главное значение 
имеют: а) изотопный состав молекул воды; б) изотопный 
состав растворенных газов, некоторых ионов (прежде 
всего, серы) и органических компонентов; в) общая ми-
нерализация растворов и концентрации растворенных 
веществ; г) характерные соотношения макрокомпонентов, 
позволяющие определить тип воды по какой-либо клас-
сификации д) содержание микрокомпонентов.

Известно, что наиболее надежно установить про-
исхождение природных водных растворов возможно 
только изотопными методами исследований. однако они 

ОриГинальная статья 
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малодоступны и не могут быть использованы при массо-
вых определениях. Кроме того, эти методы, в частности, 
не позволяют разделять природные инфильтрационные 
воды и фильтрат глинистого бурового раствора, т.к. по-
следний часто готовится с использованием природных 
маломинерализованных вод.

Гидрохимическая характеристика 
генетических коэффициентов Cl/Br, B/Br 
и Na/К

еще в середине XX в. ученые (сулин, 1946; Виноградов, 
1948; Валяшко, 1956; уайт, 1957) обратили внимание 
на значимость генетических значений некоторых соот-
ношений геохимически сходных компонентов природных 
вод. Теоретическое обоснование использования этих со-
отношений (генетических коэффициентов) заключается 
в том, что в процессе литогенеза первичное соотношение 
многих растворенных компонентов значительно нару-
шается (осаждение, сорбция, поглощение организмами, 
испарение, конденсация), что отражает «историю» из-
менения растворов. 

Для анализа были выбраны наиболее значимые, с на-
шей точки зрения, следующие генетические коэффици-
енты: Cl/Br, B/Br и Na/К.

Отношение Cl/Br, предложенное М.Г. Валяшко 
(Валяшко, 1956), используется для определения гене-
зиса и степени метаморфизма* подземных рассолов. 
Применение этого коэффициента основано на том, 
что концентрирование морской воды сопровождается 
постоянным ростом концентрации брома, продолжаю-
щимся и после садки галита, потому что бромид натрия 
(NaBr) имеет большую величину растворимости, чем 
хлорид натрия (NaCl) (905 и 360 г/л соответственно). 
Поэтому для рассолов «концентрирования», образую-
щихся как при поверхностном испарении растворов, так 
и при подземном концентрировании в закрытой пластовой 
системе, характерна практически прямая зависимость 
между величиной Мобщ и содержанием Br (рис. 1). Это 
позволило предложить использовать Cl/Br для опреде-
ления генезиса и степени метаморфизма подземных вод. 
Прямая зависимость между величиной минерализации 
и содержанием брома в растворе совершенно четко 
проявляется, начиная с Мобщ > 250–280 г/л, а не в столь 
явном виде – с Мобщ > 100 г/л (рис. 1). В качестве примера 
приведен пластовый рассол Тимано-Печорской провин-
ции, в котором при Мобщ, равной 110 г/л, значение Cl/Br 
уменьшается до 244 (табл. 1).

В океанической воде, которая по классификации 
сулина относится к хлоридно-магниевому типу (ХМ), 
этот коэффициент равен 293–300. При захоронении вод 
бассейна седиментации и последующего метаморфизма 
образуются хлоридно-натриево-кальциевые рассолы, хло-
ридно-кальциевого (ХК) типа по классификации сулина. 
В этих рассолах растет относительная доля брома по отно-
шению к хлору вследствие его более высокой растворимо-
сти. Поэтому в метаморфизованных глубинных рассолах, 
в которых вместе с ростом Мобщ растет относительная 

доля брома по отношению к хлору, коэффициент Cl/Br 
уменьшается (до 80–100) при соответствующих значе-
ниях Мобщ > 300 г/л (табл. 1). Такие же закономерности 
характерны и для рассолов поверхностного испарения 
морской воды. Так, для рассола эвтонической стадии 
концентрирования при Мобщ около 500 г/л, значение Cl/ Br 
уменьшается до 39,5 (табл. 1).

В то же время рассолы, образовавшиеся в результате 
растворения галоидных толщ, обеднены бромом, т.к. 
бром практически не осаждается с хлоридами, поэтому 
в рассолах растворения галита значение коэффициента 
Cl/Br возрастает до 2000 и более при высоких значениях 
Мобщ ~ 300–360 г/л (Крайнов и др., 2004) (табл. 1). Такие 
рассолы растворения по классификации сулина относятся 
к сульфатно-натриевому (сН) типу. 

отношение Cl/Br также растет при разбавлении пла-
стовых рассолов и может служит признаком поступления 
техногенных маломинерализованных вод (фильтрат буро-
вого раствора) или природных вод меньшей минерализа-
ции, залегающих выше по разрезу, что важно отслеживать 
при нефтегазовых разработках.

В водах вулканических горячих источников и в кон-
денсатах вулканических паров это отношение составляет 
в среднем 500–1000 (до 10000) (табл. 2). В кратерных 
хлоридных рассолах с минерализацией 70–100 г/л оно 
также доходит до 1000–2000, что связано с практическим 
отсутствием брома в вулканических водах (Набоко, 1974). 

В глубинных инверсионных водах, в которых уве-
личивается относительная доля Нсо3-иона, а Мобщ 
которых не превышает 6–35 г/л, значение Cl/Br умень-
шается до 144–170 вследствие снижения относительной 
доли брома по отношению к Cl-иону и к бору (табл. 2) 
(Всеволожский, Киреева, 2010; Киреева, 2017). 

Геохимическая инверсия подземных вод заключается 
в том, что в глубоких горизонтах земной коры происходит 
смена рассолов на менее минерализованные (Мобщ менее 
35 г/л) высококарбонатные воды Cl–HCO3–Na- и даже 
HCO3–Cl–Na-состава (Крайнов и др., 2004, с. 311). 
В частности, такие глубинные маломинерализованные 
(Мобщ ~ 6–12 г/л) воды широко распространены в нижне-
меловых и юрских отложения Западной сибири, начиная 
с глубины около 2,5 км.

Этот же коэффициент, Cl/Br, можно использовать 
для выделения некоторых видов техногенных вод, обра-
зующихся при разработке нефтегазовых месторождений 
(Муляк и др., 2007). 

* Под термином «метаморфизм» здесь понимается «все последующие геохимические про-
цессы, которым подвергаются рассолы во вмещающих породах» (Крайнов и др., 2004, с. 271).

Рис. 1 Зависимость содержания брома от минерализации рас-
солов, по (Крайнов и др. 2004)
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Табл. 1. Показатели химического состава рассолов разного генезиса. Примечание: н/о – не обнаружен; содержание компонентов: * – по (Хорн, 1972); ** – по (Крайнов и др., 2004); *** – 
по (Муляк и др., 2007)

Компоненты (мг/л) и 
показатели 

химического состава 

Средний состав 
океанической воды* 

Тимано-Печорская 
провинция 

C2+3,  гл. ~ 2350 м 

Рассол испарения 
океанической воды 

(эвтоническая стадия)** 

Рассол 
растворения 

толщ галита** 

Смесь рассола СКО 
(0,8) и пластового 
рассола (0,2)*** 

Фильтрат раствора 
бурения с добавлением 

солей KCl и К2СО3 
K 387,5 710,1 800 290 890 52800 
Na 10764 32647,6 3500 119370 8062 5880 
Mg 1297 2492,8 128000 190 5735 38 
Ca 408 5750,4 60 360 96954 600 
Cl 19353 68586,3 336000 184220 201551 56420 
Br 66 281,1 8500 50 253 9,47 
I 0,05 19,7 н/о н/о н/о н/о 

SO4 2701 164,6 41000 4100 124 28 
HCO3 143 183,2 4800 38 н/о 1098 

B 5–12 49,2 1000 5,6 27 0,38 
М, г/л 35,50 110,89 523,7 308,6 313,6 116,9 

Формула ионного 
состава 

Cl90 SO49 НСО31___     
(Na+K)79 Mg17 Ca4 

Cl 100____ 
(Na+К)74 Ca15 Mg11 

Cl 91 SO48_НСО31_ 
Mg 98 (Na+K) 2 

Cl 98 SO42 
(Na+К)100 

Cl 100______ 
Ca85 Mg8 (Na+K)7 

Cl99 HCO31____ 
K82 Na16 Ca2 

B/Br 0,08–0,18 0,18 0,12 0,11 0,11 0,02 
Cl/Br 293,2 244,0 39,5 3684,4 796,6 5957 
Na/K 27,8 46,0 4,4 411,6 9,1 0,11 

Тип по Сулина ХМ ХК ХМ СН ХК ГКН 

Табл. 2. Показатели химического состава высокотемпературных вод. Примечание: н/о – не обнаружен; содержание компонентов: * – по (Арсанова, 1974); ** – по (Лагунова, 1978); *** – 
по (Козлов и др., 1997)

Компоненты (мг/л) и 
показатели 

химического состава 

Паужетское 
месторождение*, 

Камчатка, 
гл. ~ 350 м, T ~ 190 °C 

Западная Сибирь, 
Красноленинская пл, 
гл. ~ 3480 м, T ~ 95 °C 

Грязевые вулканы**, 
Керченско-Таманская обл., 

Тарханский (на 
поверхности), T ~ 75 °C 

Вода гранитоидного 
фундамента месторождения 

Белый Тигр (Вьетнам), 
гл. ~ 4400 м, T ~ 135 °C 

Техногенные конденсатные 
воды***, 

Уренгойское месторождение  
(на устье), T ~ 90 °C 

Na 940 2870 4200 1700 120,9 
K 120 104 7,6 

Mg 7 21,4 61 9 7,2 
Ca 119 59,6 210 294 25,7 
Cl 1470 4100 4365 2945 134,1 
Br 2,8 26,1 30,4 7,2 0,53 
I н/о 10,6 19,2 2,1 0,06 

SO4 164 4 н/о 84 19,8 
B 127 47,2 440 147,2 2,5 

HCO3 61 825 4742 86 183,0 
Мобщ, г/л 2,5 7,8 13,7 5,1 0,5 

Формула ионного 
состава 

Cl 91 SO4 7 HCO3 2 
(Na+К) 87 Ca12 Mg1 

Cl 90 HCO310 
(Na+K)97 Ca2 Mg1 

Cl 61 HCO3 39____ 
(Na+K)92 Ca5 Mg 3 

Cl 96 SO42 HCO32 
(Na+K)83 Ca16 Mg1 

Cl 53 HCO3 41 SO46 
(Na+K)77 Ca16 Mg7 

B/Br 45,4 1,8 14,5 20,4 4,7 
Cl/Br 525 157 143,6 409,0 253 
Na/К 7,8  40,4  15,9 

Тип по Сулина ХК ГКН ГКН ГКН ГКН 
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Частым видом техногенных вод являются рассолы 
солянокислотных обработок (сКо), которые образуются 
при растворении карбонатного вещества пород соляной 
кислотой. По основным параметрам (таким, как Мобщ, ма-
крокомпонентный состав, ХК-тип воды по классификации 
сулина) они очень схожи с природными хлоридно-кальци-
евыми подсолевыми и межсолевыми рассолами, однако их 
образование произошло не в результате внутрипластового 
концентрирования, а при растворении кальцита раствором 
HCl (искусственное привнесение большого количества 
хлора), что дает возможность их диагностики с исполь-
зованием коэффициента Cl/Br. В отличие от природных 
хлоридно-кальциевых рассолов, в техногенных отмечает-
ся пониженное содержание брома, что связано с крайне 
малым содержанием этого элемента в карбонатных по-
родах. Поэтому в рассолах сКо при величине Мобщ около 
350–450 г/л значение Cl/Br увеличивается до 400–1000 
и более (табл. 1). 

Таким образом, по соотношению параметров Мобщ 
и Cl/ Br можно выделить следующие группы вод.

1. рассолы глубинного или поверхностного концентри-
рования, в которых с ростом Мобщ отношение Cl/Br умень-
шается до < 300. т.е. меньше «океанического» значения.

2. рассолы растворения, как природные, так и техно-
генные (в том числе смешанные или опресненные рас-
солы), для которых характерны одновременно высокие 
значения Мобщ и Cl/Br (> 300), т.е. больше «океанического» 
значения.

3. Воды вулканического происхождения (преиму-
щественно Cl–Na-состава по преобладающим ионам), 
которые не образуются в результате концентрирования 
океанической воды или растворения легкорастворимых 
пород – для этой группы вод характерно сочетание отно-
сительно низкой Мобщ и высоких значений Cl/Br (> 300). 

4. Глубинные гидрокарбонатно-натриевые (инверсион-
ные) воды, в которых высока доля Нсо3-иона в анионном 
составе и происхождение которых продолжает оставаться 
дискуссионным, для них характерно сочетание относи-
тельно низких значений Мобщ (6–12 г/л) и Cl/Br (< 300).

В табл. 1. приведены в качестве примеров значения 
отношения Cl/Br для рассолов разного генезиса.

Отношение B/Br было предложено использовать 
для выделения высокотермальных вод (Киреева, 2009), 
исходя из особенностей гидрохимии этих элементов. 

оба эти элемента постоянно присутствуют в океа-
нических водах, в достаточно постоянных количествах: 
содержание брома составляет 64–66 мг/л, содержание 
бора колеблется в пределах 5–12 мг/л. Поэтому для океа-
нических вод отношение B/Br составляет 0,08–0,19. 

однако условия накопления этих элементов в под-
земных водах существенно различаются. Анализ рас-
считанных значений коэффициента B/Br для природных 
вод различного состава, возраста и структурной принад-
лежности показал, что по величине B/Br исследованные 
воды можно разделить на две группы.

одна группа представляет собой рассолы как поверх-
ностного, так и внутрипластового концентрирования 
(рассолы древних платформ), для которых значения B/
Br практически соответствуют таковому для океани-
ческой воды и составляют 0,02–0,13. При этом общая 
минерализация рассолов может достигать 300–460 г/л, 

что свидетельствует о том, что коэффициент B/Br не-
значительно меняется в процессе концентрирования 
и метаморфизма подземных вод. отношение B/Br сохра-
няет «морское» значение при поверхностном испарении 
морских вод вплоть до эвтоники (табл. 1).

Другую группу составляют термальные воды текто-
нически активных областей альпийской складчатости, 
гидротермы областей современного вулканизма, воды 
грязевых вулканов и глубинные HCO3–Na (инверсионные) 
воды. В этих водах коэффициент В/Br возрастает до более 
1 (до 9,4–45,4) при общей минерализации вод, не превы-
шающей 25–30 г/л (табл. 2). 

относительное, по сравнению с бромом, увеличение 
содержания бора в высокотемпературных водах связано 
со следующими особенностями его гидрохимии:

1) резкое увеличение растворимости боратов при по-
вышении температуры по сравнению с хлоридами и бро-
мидами. Так, растворимость Na2B4o7 при изменении 
температуры от 0 °с до 60 °с возрастает более чем в 10 
раз (13,8 и 167 г/л соответственно при ст.усл.*, а раствори-
мость NaCl (в этом же температурном интервале) – менее 
чем на 3% (263 и 271 г/л соответственно). 

растворимость NaBr увеличивается приблизительно 
на 18% (443 и 541 г/л соответственно в том же темпера-
турном интервале);

2) преимущественный перенос соединений бора 
в паровой фазе по сравнению с бромидами и хлоридами 
(Шувалов, 1974);

3) эффективная отгонка бора из вмещающих по-
род при воздействии высокотемпературных вод и пара 
(Красинцева, 1960). 

Наиболее резкое увеличение относительной доли 
бора по сравнению с бромом в водном растворе (т.е. 
рост коэффициента B/Br) вызвано процессом «испаре-
ние – конденсация» (Киреева, Бычков, 2011), что было 
подтверждено данными термодинамического моделиро-
вания в программе HCh (Шваров,1999), которое показа-
ло, что в конденсате значения B/Br теоретически могут 
увеличиться до 106 (рис. 2). На рисунке видно, что наи-
более резкое увеличение этого показателя соответствует 
снижению Мобщ менее 5 г/л, т.е. когда основную часть 
в смеси вод составляли техногенные конденсатные воды 
(рис. 2). Вероятно, именно с процессом «испарение – кон-
денсация» связан наблюдаемый резкий рост величины 
B/ Br как в высокотемпературных гидротермах (до 10–25), 
так и в техногенных конденсатных водах газонефтяных 
месторождений Западной сибири (до 3–5) (табл. 2). 

Таким образом, можно считать, что увеличение от-
ношения B/Br > 1 в пластовых водах свидетельствует 
о поступлении в водоносные горизонты высокотемпе-
ратурных газопаровых флюидов. За «точку отсчета» 
принято значение B/Br, соответствующее морской воде, 
в которой оно достаточно стабильно в пределах 0,1–0,2, 
кроме того, это значение сохраняется практически по-
стоянным как при подземном, так и при поверхностном 
концентрировании растворов (Киреева, 2009). 

По значениям этого показателя стало возможным уточ-
нить генезис водного раствора. В частности, только по зна-
чению B/Br, равному 20,4 (табл. 2), стало возможным 

* Cтандартные условия (р = 1 атм., t = 25 °с).
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однозначно установить гидротермальный генезис воды 
гранитоидного коллектора месторождения Белый Тигр 
(Вьетнам) (Киреева, 2010).

Большие значения B/Br в техногенных конденсатных 
водах (табл. 2) позволяют достаточно надежно их от-
личить от маломинерализованного фильтрата бурового 
раствора и от близповерхностных пресных или почти 
пресных вод зон активного водообмена. Техногенные 
конденсатные воды – это маломинерализованные, с Мобщ 
обычно 0,3–1,5 г/л, преимущественно HCO3–Na-состава 
по преобладающим ионам и гидрокарбонатно-натриевого 
(ГКН) типа по классификации сулина, воды, которые об-
разуются при конденсации водяного пара, содержащегося 
в природном газе (газоконденсатной смеси), при снижении 
пластового давления и температуры в процессе разработки 
залежи. Водяной пар, содержащийся в природном газе, 
представляет собой испаряющуюся пластовую воду, за-
хваченную потоком газа. В составе конденсационной влаги 
также обязательно присутствуют брызги и капли пластовых 
вод, захваченные при движении газовой смеси, т.е. конден-
сационная влага – это смесь пластовых и остаточных вод. 
Техногенные конденсатные воды трудно отличить от воды 
активного водообмена или от фильтратов буровых раство-
ров, так как эти воды разного генезиса имеют Мобщ ~ 1 г/л, 
HCO3–Na- и HCO3–Ca-состав по преобладающим ионам 
и в основном ГКН-тип по классификации сулина.

Отношение Na/К. Для основной части природных 
вод характерно Na/К >> 1, величина этого параметра 
обычно составляет 20–50, что связано с особенностями 
его гидрохимии.

Для океанической воды Na/К равно 27,7 (табл. 1). 
В рассоле эвтонической стадии концентрирования значе-
ние уменьшается до 4,4 (табл. 1), что связано с большей 
растворимостью солей калия, по сравнению с солями на-
трия, позволяющей соединениям калия преимущественно 
накапливаться при концентрировании раствора. Кроме 
того, оно меньше «океанической» величины в вулканиче-
ских водах. однако в глубинных водах калий, как правило, 

не накапливается, его количество обычно составляет 
4–10% от содержания натрия. Это правило (отношение 
Na/К >> 1) не относится к растворам, образовавшимся 
при выщелачивании калиеносных пластов, и к некоторым 
рассолам поверхностного концентрирования, распростра-
ненным, однако, достаточно ограничено.

Миграция ионов калия в природных водах резко за-
труднена, что связано, во-первых, с его активным погло-
щением живым веществом, во-вторых, с тем, что он легко 
сорбируется, так как имеет достаточно высокую энергию 
поглощения, легко переходит в адсорбированное состоя-
ние, а затем и в кристаллическую решетку глин, наиболее 
часто калий входит в состав гидрослюд. роль биохимиче-
ского и сорбционного барьеров у калия настолько велика, 
что они полностью определяют особенности его затруд-
ненной миграции в зоне гипергенеза (самарина, 1977). 
снижение доли калия в солевом составе вод при увели-
чении Мобщ показано на рис. 3.

Использование солей калия в растворах бурения 
и при приготовлении растворов для гидорозрывов пласта 
(ГрП), а также в агротехнике калийных удобрений при-
водит к резкому уменьшению отношения Na/К в любых 
типах техногенных вод (до 0,2). Например, на одном из не-
фтяных месторождений Западной сибири для вод атлым-
новомихайловского водоносного горизонта при Мобщ около 
0,5 г/л характерно значение Na/К, равное 51–55, а для при-
готовленных на основе этих вод растворов, используемых 
при ГрП, при Мобщ около 0,2 г/л – значение Na/К, равное 
0,7–0,73 (табл. 3). Жидкости ГрП – достаточно сложные 
многокомпонентные системы, в приготовлении которых 
используются природные маломинерализованные воды. 
Фильтрат жидкости ГрП, как показали наши исследова-
ния, хоть и является ультапресным, но имеет химический 
состав, отличный от «исходных» природных вод.

отметим, что по компонентному составу (если не опре-
делять раздельно Na и K) и Мобщ вода атлым-новомихай-
ловского горизонта и фильтрат жидкости ГрП практиче-
ски аналогичны, у них также один тип по классификации 
сулина. установить техногенный генезис жидкости ГрП 
можно только по значению коэффициента Na/К < 1.

Аналогичное резкое уменьшение Na/К (табл. 1) харак-
терно для соленасыщенных фильтратов буровых раство-
ров, в приготовлении которых используются соли калия. 

Рис. 2. Расчет изменения отношения B/Br при смешении кон-
денсатных и пластовых вод Уренгойского месторождения. 
Условные обозначения: 1 – линия смешения; 2 – состав пласто-
вых вод Уренгойского месторождения принятый в модели; 3 – 
расчетный (модельный) состав конденсационной воды, 4 – со-
став техногенных конденсатных и пластовых вод нефтяных 
месторождений Западной Сибири, по (Киреева, Бычков, 2011)

Рис. 3. Относительное (весовое) содержание иона К+ 
в сухом остатке природных вод в зависимости от Мобщ, 
по (Самарина, 1977) 
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Табл. 3. Показатели химического состава пресных вод (природных и техногенных). Примечание: < ПО – меньше предела обнаружения

Компоненты (мг/л) и 
показатели 

химического состава 

Паужетское 
месторождение*, 

Камчатка, 
гл. ~ 350 м, T ~ 190 °C 

Западная Сибирь, 
Красноленинская пл, 
гл. ~ 3480 м, T ~ 95 °C 

Грязевые вулканы**, 
Керченско-Таманская обл., 

Тарханский (на 
поверхности), T ~ 75 °C 

Вода гранитоидного 
фундамента месторождения 

Белый Тигр (Вьетнам), 
гл. ~ 4400 м, T ~ 135 °C 

Техногенные конденсатные 
воды***, 

Уренгойское месторождение 
(на устье), T ~ 90 °C 

Na 940 2870 4200 1700 120,9 
K 120 104 7,6 

Mg 7 21,4 61 9 7,2 
Ca 119 59,6 210 294 25,7 
Cl 1470 4100 4365 2945 134,1 
Br 2,8 26,1 30,4 7,2 0,53 
I н/о 10,6 19,2 2,1 0,06 

SO4 164 4 н/о 84 19,8 
B 127 47,2 440 147,2 2,5 

HCO3 61 825 4742 86 183,0 
Мобщ, г/л 2,5 7,8 13,7 5,1 0,5 

Формула ионного 
состава 

Cl 91 SO4 7 HCO3 2 
(Na+К) 87 Ca12 Mg1 

Cl 90 HCO310 
(Na+K)97 Ca2 Mg1 

Cl 61 HCO3 39____ 
(Na+K)92 Ca5 Mg 3 

Cl 96 SO42 HCO32 
(Na+K)83 Ca16 Mg1 

Cl 53 HCO3 41 SO46 
(Na+K)77 Ca16 Mg7 

B/Br 45,4 1,8 14,5 20,4 4,7 
Cl/Br 525 157 143,6 409,0 253 
Na/К 7,8  40,4  15,9 

Тип по Сулина ХК ГКН ГКН ГКН ГКН 
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Заключение
Таким образом, на основе проведенного анализа 

генетических коэффициентов Cl/Br, B/Br и Na/К можно 
обобщить признаки для определения генезиса подземных 
вод и выделить основные. 

1. Глубинным хлоридным рассолам (ХК-типа по клас-
сификации сулина) и рассолам поверхностного испарения 
при Мобщ > 100 г/л должны соответствовать значения 
Cl/ Br < 300.

2. рассолы растворения толщ галита при Cl–Na-
составе и опресненные воды характеризуются значениями 
Cl/Br > 300.

3. рассолам растворения карбонатных пород – тех-
ногенным хлоридным рассолам сКо (ХК-типа по клас-
сификации сулина) – при Мобщ > 100 г/л соответствуют 
значения Cl/Br > 300.

4. океанической воде, глубинным хлоридным рас-
солам (ХК-типа по классификации сулина), рассолам 
растворения толщ галита и рассолам поверхностного 
испарения морской воды при любых значениях Мобщ от-
вечают значения B/Br << 1, обычно в пределах 0,1–0,3.

5. Глубинным гидротермам, водам грязевых вулканов 
и глубинным гидрокарбонатно-натриевым (инверсион-
ным) водам соответствуют значения B/Br ~ 1 или > 1.

6. Для подавляющего большинства природных вод, 
за исключением некоторых рассолов поверхностного ис-
парения и рассолов выщелачивания калийных пластов, 
характерно Na/К >> 1.
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abstract. The principles of using chlorine-bromine 
(Cl/ Br), boron-bromine (B/Br) and sodium-potassium (Na/K) 
ratios to determine the genesis of aqueous solutions are 
substantiated. Examples are given of clarifying the origin of 
waters, both natural and man-made, based on the relationship 

between the values of these coefficients and the mineralization 
of solutions (Mtot). It is shown that different values of the 
Cl/ Br coefficient make it possible not only to identify the 
difference between natural brines of concentration and brines 
of dissolution of halite strata, but also to identify groundwater 
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contaminated with technogenic brines of hydrochloric acid 
treatments. Using the ratio B/Br > 1 makes it possible to 
diagnose the influx of high-temperature ( >100 °C) waters into 
deep aquifers, and is also a sign of the release of technogenic 
condensate waters. The value of the Na/K ratio, if reduced to 1 
or less, makes it possible to reliably diagnose both technogenic 
brines and technogenically polluted fresh waters.

Keywords: brines, hydrotherms, technogenic waters, 
genetic coefficients, type of water, composition components
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Изменение характеристик керогена и минеральной 
матрицы пород баженовских отложений при лабораторном 

моделировании гидротермальных процессов 

Г.Г. Савостин*, А.Г. Калмыков, А.П. Вайтехович, Н.В. Пронина, Д.А. Грязнова, 
Д.А. Марунова, Г.А. Калмыков

Московский государственный университет им. М.В. Ломоносова, Москва, Россия

В работе приведены результаты исследования образцов пород баженовских отложений до и после лабораторно-
го моделирования гидротермальных процессов в автоклавах. Для оценки влияния гидротермального воздействия 
на породы разной степени преобразованности изучены три образца из скважины, породы в которой находятся 
в самом начале главной зоны нефтеобразования (ПК3–МК1), и четыре образца из скважины, породы в которой 
находятся в середине генерации (МК2–МК3). сравнение образцов до и после прогрева проводили с помощью 
пиролитических, углепетрографических исследований и анализа аншлифов под растровым электронным микро-
скопом. Показано, что при температуре 350 °с происходит изменение пиролитических характеристик породы, 
которое зависит от природы органического вещества и степени катагенетической преобразованности керогена 
на момент воздействия. установлено, что в результате воздействия исходные мацералы уменьшаются в разме-
рах и меняют свечение в ультрафиолетовом свете, в фрагментах онихитов появляется вторичная (керогеновая) 
пористость. В породах образуются новые минералы, в частности цеолиты бария. Идентификация подобных об-
разований в природных объектах может свидетельствовать о протекании локальных температурных процессов, 
которые могут приводить к неоднородности преобразования органического вещества баженовских отложений 
и должны быть учтены для выявления локальных зон повышенного катагенеза.

Ключевые слова: баженовская свита, кероген, мацералы, катагенез, гидропиролиз, гидротермальные про-
цессы, лабораторное моделирование
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Введение
Породы баженовской свиты и ее аналогов объеди-

няют под названием баженовская высокоуглеродистая 
формация (БВуФ) (Топчий и др., 2019). она распростра-
няется на территории Западной сибири и является одной 
из главных нефтегазоматеринских толщ россии, а также 
одной из самых крупных в мире. однако месторождения, 
приуроченные к ней, распространены достаточно не-
равномерно. Большая их часть расположена вдоль бортов 
Фроловской мегавпадины в центральной части бассейна. 
Это связывают с различным катагенезом отложений. 
Изучению самого органического вещества (оВ) БВуФ, 
его составу и процессам преобразования посвящено боль-
шое количество работ, которые продолжаются и сейчас 
(Конторович и др., 1975; Вассоевич, Тимофеев, 1979; 
Брадучан и др., 1986; Гончаров и др., 2004; Гурари и др., 
2005; Козлова и др., 2015; Пронина, Вайтехович, 2021).

общие представления об увеличении катагенетической 
зрелости отложений заключаются в том, что, погружаясь 

на глубину, оВ начинает преобразовываться, генерируя 
жидкие и газообразные углеводородные соединения 
(уВс). В основе этого процесса находится термиче-
ский крекинг керогена – твердого оВ, не растворимого 
в органических растворителях (Богородская и др., 2005; 
Vandenbroucke, Largeau, 2007). 

однако на территории Западной сибири встречаются 
локальные зоны, в которых катагенетическая преобра-
зованность баженовских отложений значительно выше 
окружающих площадей. Наличие таких зон не получа-
ется объяснить только за счет планомерного погружения 
осадочных толщ. одним из объяснений может быть 
повышенный тепловой поток, вызванный геотермиче-
ским градиентом, который может локально повышаться 
до 4,5–5 °с/100 м относительно наиболее характерных 
3 °с/100 м в основной части региона. В то же время 
помимо температурного градиента некоторые исследо-
ватели (Simoneit, 1990, 2020; Коробов, Коробова, 2015) 
предлагают в качестве объяснения рассмотреть процессы 
дополнительного прогрева за счет гидротермально-мета-
соматических процессов. растворы при этом могут иметь 
метаморфогенную природу, образованную вследствие 
разложения водосодержащих минералов, и магматоген-
ную, связанную с остывающими интрузивами (Перчук 
и др., 2015). При этом некоторые ученые рассматривают 
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магматические породы в качестве каналов фильтрации, 
которые возникают из-за контракционной усадки, а высо-
кие температуры растворов связывают с высокой тепло-
проводностью данных пород (Заграновская, 2019). В ряде 
работ также отмечены прямые и косвенные подтвержде-
ния присутствия гидротермальной проработки осадочных 
пород БВуФ и нижележащих толщ, что зафиксировано 
обнаружением минералов гидротермального и метасо-
матического генезиса, таких как ангидрит, натроярозит, 
ярозит, мелантерит, сольфатерит, барит (Карпова и др., 
2021), а также наличием в кварце газово-жидких вклю-
чений (Латыпова и др., 2023). При этом преобразование 
керогена БВуФ будет напрямую зависеть от его природы, 
которая определяется в первую очередь мацеральным 
составом – отдельными микрокомпонентами, идентифи-
цируемыми под микроскопом и имеющими определенные 
оптические признаки (Калмыков и др., 2017; Калмыков 
и др., 2021; Топчий и др., 2019; Пронина и др., 2022). 
Кроме основных нефтематеринских мацералов группы 
липтинита (битуминита и альгинита), в баженовских от-
ложениях встречается также оВ различных планктонных 
микроорганизмов: радиолярий, кальцисфер, а также они-
хитов (Вайтехович и др., 2022). Подчеркнем, что мацералы 
в ходе процессов катагенеза преобразуются неодинаково 
(Марунова и др., 2021; 2023). 

Для оценки изменения мацералов и минеральной 
матрицы как в ходе катагенетических преобразований, 
так и при гидротермальных процессах могут быть про-
ведены эксперименты по искусственному прогреву пород 
методом гидропиролиза (Lewan, 1985). Такой подход 
ранее использовался как для БВуФ (Бычков и др., 2015; 
Калмыков и др., 2017; Попов и др., 2017; савостин и др., 
2023) так и для других нефтематеринских толщ россии 
(Бурдельная, 2017; Бурдельная и др., 2013; Бушнев и др., 
2004, 2023; Калмыков и др., 2021). В этих работах показа-
на возможность реализации генерационного потенциала 

керогена как в ходе искусственного воздействия субкри-
тической воды на пласт, так и в результате природной 
гидротермальной проработки. Изменение пиролитических 
параметров оВ при этом идет по тем же трендам, которые 
описаны для реальных образцов (савостин и др., 2023). 
Продукты крекинга керогена показывают определенную 
сходимость с натуральными уВс, связанными с изучае-
мыми породами (Калмыков и др., 2017). Цель настоящей 
работы – продемонстрировать изменения в отдельных 
мацералах и минеральной матрице по результатам лабора-
торного моделирования гидротермальных процессов в не-
фтематеринских породах БВуФ и сравнить полученные 
результаты с составом природных образцов.

Материалы и методы
Материалы
Для проведения исследования отобрано семь образцов: 

три из скважины А и четыре из скважины Б (табл. 1). 
скважины А и Б располагаются на 40 и 70 км южнее 
г. Нефтеюганска. Тектонически они приурочены к вос-
точному борту Фроловской мегавпадины (рис. 1). разрез 
скважины А вскрывают отложения БВуФ мощностью 
30 м, а разрез скважины Б – 38 м. Все образцы выбирались 
с целью охарактеризовать разные органонасыщенные ин-
тервалы, при выборе образцов анализировались данные 

Рис. 1. Расположение изучаемых скважин на тектонической карте, (Геология…, 2004) с изменениями

Табл. 1. Характеристики изучаемых образцов БВУФ

Номер 
образца 

Литологическое описание породы 

А1 Известняк пеллоидный  
А2 Глинисто-кремнисто-керогеновая порода 
А3 Глинисто-кремнисто-керогеновая порода 
Б1 Керогеново-глинисто-кремнистая порода 
Б2 Керогеново-глинисто-кремнистая порода 
Б3 Керогеново-глинисто-кремнистая порода 
Б4 Керогеново-глинисто-кремнистая порода 
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литологического изучения и первичные пиролитические 
исследования. Важно отметить, что согласно результа-
там исследований оВ, в образцах скважины А зрелость 
приурочена к началу главной зоны нефтеобразования 
(ПК3–МК1), тогда как в скважине Б органическое вещество 
достигло середины нефтяного окна (МК2–МК3).

Методы
Лабораторное моделирование преобразования оВ 

выполняли методом гидропиролиза. Каждый образец 
погружали в отдельный автоклав с добавлением дис-
тиллированной воды. Автоклавы помещали в печь, пред-
варительно нагретую до температуры 350 °с, где выдер-
живали в течение 12 ч, после чего вынимали и охлаждали 
до комнатной температуры. После отбора продуктов 
преобразования из автоклава извлекали образец породы 
и высушивали до постоянной массы. от образца отбирали 
пробу на пиролитические исследования, из остальной 
части преобразованной породы изготавливали аншлиф, 
на котором проводили микроскопические исследования.

Пиролиз выполняли для образцов до и после про-
грева по методу Rock-Eval (Espitalié et al., 1977, 1985) 
на пиролизаторе HAWK Resource Workstation (Wildcat 
Technologies, сША).

углепетрографические исследования проводили на ан-
шлифах, изготовленных из неэкстрагированных образцов 
до и после прогрева. Все описания и замеры выполняли 
на микроспектрофотометре QDI302 (Craic Technologies, 
сША) согласно ГосТам: р 55663–2013, р 55662–2013, р 
55659–2013, соответствующим международным стандар-
там ISO 7404-2, ISO 7404-3, ISO 7404-5. Мацералы иссле-
довали в простом отраженном белом и ультрафиолетом 
(уФ) свете. Замеры показателя отражения битуминита 
(RВ, %), онихитов (Ronh, %) проводили согласно ГосТу 
р 55659–2013 (ISO 7404-5) в иммерсионном масле с объ-
ективом ×50 и эталоном Spinel (R – 0,426%). 

Изменение состава минералов до и после теплового 
воздействия изучали на растровом электронном микро-
скопе JEOL 6610 LV (JEOL Ltd., Япония), сопряженном 
с системой энергодисперсионного рентген-спектрометри-
ческого анализа Oxford Instruments INCA X-act (Oxford 
Instruments plc, Великобритания). Анализ проводили 
на отполированной поверхности аншлифа горной породы, 
на которую напыляли слой золота с помощью системы 

холодно-плазменной металлизации JEOL JFC1600 (JEOL 
Ltd., Япония). обработку результатов проводили с по-
мощью программного обеспечения SEM Control User 
Interface, версия 7.11 (Jeol Technics LTD, Япония). 

результаты и их обсуждение
Результаты пиролитических исследований
Пиролитические исследования исходных образцов 

скважины А показывают различия в содержании оВ 
(табл. 2). Величина Тос (total organic carbon) показывает 
общее содержание органического углерода, она находится 
в диапазоне 8–20 мас. %. Параметр S2, характеризующий 
содержание керогена и тяжелых битумоидов, варьирует 
от 50 до 144 мг уВ/г породы. При этом параметр Tmax, 
определяемый по температуре максимального выхода 
углеводородов, показывает достаточно близкие величины 
(438–440 °с), а водородный индекс HI меняется в пределах 
600–715 мг уВ/г Тос, что свидетельствует о вероятно 
схожей катагенетической зрелости оВ пород. образцы 
из скважины Б показывают более высокие параметры 
зрелости (Tmax = 441–444 °с, HI = 420–450 мг уВ/г Тос). 
образец Б1 является самым органонасыщенным (S2 = 
79,6 мг уВ/г породы, TOC = 17,6 мас. %), а Б2–Б4 пока-
зывают близкие значения пиролитических параметров. 
Значения S0 и S1 указывают на количество сорбирован-
ных газообразных и лёгких углеводородных соединений 
в породе. В исходных образцах их сумма варьирует от 5 
до 9 мг уВ/г породы, что свидетельствует о наличии би-
тумоидов. Таким образом, уменьшение этих параметров 
после прогрева свидетельствует об уходе углеводородных 
соединений из породы во время эксперимента, а их уве-
личение – об образовании новых.

После прогрева, согласно пиролитическим данным, 
наблюдается увеличение показателей зрелости и уменьше-
ние содержания керогена и тяжелых битумоидов (табл. 2). 
В обр. А2, А3, Б1 и Б4 количество легких битумоидов (S0 
и S1) растет, что свидетельствует об аккумуляции части 
сформировавшихся уВс в породах. особенно ярко это 
видно в обр. Б4, где половина керогена и тяжелых би-
тумоидов (S2) трансформировалась в легкие битумоиды 
(S1), при этом TOC практически не изменился. отметим, 
что в большинстве образцов значения параметров Тос 
и S2 существенно уменьшаются, что подтверждает 
протекание процессов новообразования уВс за счет 

Табл. 2. Данные пиролитических исследований образцов до и после прогрева

Номер 
образца 

Прогрев S0, мг УВ/г 
породы 

S1, мг УВ/г 
породы 

S2, мг УВ/г 
породы 

TOC, 
мас. % 

Tmax, °С HI, мг УВ/г 
ТОС 

А1 до 1,52 3,19 49,96 8,21 438 608 
после 0,32 1,69 4,06 3,59 449 113 

А2 до 2,64 6,36 143,61 20,26 439 708 
после 1,55 14,12 30,29 12,78 443 237 

А3 до 1,62 5,07 75,84 11,27 440 672 
после 1,62 7,54 41,43 9,35 438 443 

Б1 до 1,7 4,77 79,63 17,63 444 451 
после 1,1 5,56 69,32 15,81 445 438 

Б2 до 2,93 5,95 47,45 10,52 441 451 
после 0,47 1,94 8,14 6,8 458 119 

Б3 до 2,24 3,82 40,6 9,15 441 443 
после 1,75 3,92 31,15 8,62 442 361 

Б4 до 1,61 3,28 42,94 10,63 442 423 
после 2,47 23,55 22,83 10,14 448 214 
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крекинга керогена и, вероятно, вторичный крекинг тяже-
лых битумоидов.

Изменение пиролитических параметров зрелости 
в ходе эксперимента по гидропиролизу происходит со-
гласно зафиксированным природным трендам для пород 
БВуФ (рис. 2). сильнее всего преобразовался обр. А1: 
параметр HI в нем снизился на 495 мг уВ/г TOC, а Tmax 
вырос на 11 °с до 449 °с. среди образцов скважины Б 
наибольшие изменения зафиксированы в обр. Б2: Tmax 
вырос на 17 °с, а HI уменьшился на 332 мг уВ/г TOC. 
Поскольку пиролиз проводили на неэкстрагированных 
образцах, значения параметров зрелости непосредствен-
но керогена будут отличаться, более высокую зрелость, 
скорее всего, будет показывать оВ.

Как было показано выше, количество керогена и тя-
желых битумоидов, описываемое параметрами S2 и Тос, 
после прогрева уменьшилось, но произошедшие в образ-
цах изменения были неодинаковыми (рис. 3). если рассма-
тривать угол наклона кривой, проходящей через значения 
образцов до и после прогрева, то большая часть образцов 
показывает схожий тренд изменения параметров S2 – TOC. 
Это косвенно свидетельствует о скорости происходящих 

изменений оВ в породе. Чем меньше угол наклона ли-
нии, тем медленнее идет преобразование и/или миграция 
из породы образованных тяжелых битумоидов из породы. 
Для большинства образцов этот угол составляет около 50°, 
что говорит о схожей динамике процессов преобразования 
оВ. Из всей коллекции выделяются обр. Б1 и Б4. В обр. 
Б1 параметр S2 уменьшился всего на 10 мг уВ/г породы, 
что значительно меньше изменения этого параметра 
для других образцов. скорее всего, такое отличие связа-
но с тем, что бóльшая часть новообразованных тяжелых 
битумоидов осталась в породе. В обр. Б4 параметр S2 
изменился значительно сильнее, чем TOC. существенно 
выросшее значение параметра S1 (23,6 мг уВ/г породы) 
позволяет говорить о процессе вторичного крекинга тя-
желых битумоидов.

Таким образом, согласно пиролитическим данным, 
фиксируется несколько процессов, которые произошли 
в результате искусственного прогрева породы. В пер-
вую очередь это крекинг керогена, который приводит 
к образованию новых уВс различной молекулярной 
массы. Предполагается, что при прогреве на начальных 
стадиях помимо образования легких жидких и газообраз-
ных углеводородов формируется большое количество 
высокомолекулярных соединений, часть из которых 
в дальнейшем подвергается вторичному крекингу, в ре-
зультате чего образуются более легкие уВс. Кроме того, 
искусственный прогрев приводит к миграции битумоидов 
из породы. При этом в зависимости от таких факторов, 
как низкая проницаемость, сложная структура порового 
пространства, а также по другим причинам, например из-
за сложного строения керогена и положения оВ в объеме 
пород, различная часть легких уВс может удерживаться 
в образцах, вплоть до кратного увеличения параметра S1. 
следует отметить, что процессы генерации, вторичного 
крекинга и миграции идут параллельно друг другу, и раз-
делить их поэтапно практически невозможно.

Результаты углепетрографических исследований
Пиролитические исследования образцов до и после 

прогрева показали различные значения ряда параметров, 
в том числе Tmax и HI, что может быть связано с природой 
оВ. В результате лабораторного моделирования установ-
лено, что образцы преобразуются по-разному, поэтому 
для изучения микроскопического состава оВ для всех 
образцов до и после прогрева дополнительно проведены 
углепетрографические исследования.

Мацеральный состав оВ в исследуемых образцах 
представлен альгинитом (alg), битуминитом (bit), онихи-
тами (onh), витринитоподобными включениями (Vt-like) 
и новообразованным битумом (В) в виде пленок, окру-
жающих битуминит, онихиты. Помимо перечисленных 
мацералов, встречались биокласты неизвестной природы 
ярко-белого цвета, вытянутой формы. Альгинит встречен 
только в обр. А3 и имел очень яркое свечение в уФ-свете, 
которое пропало после эксперимента. Битуминит отмечен 
в каждом образце с окружающим его зерна битумом в виде 
пленок и примазок коричневого цвета с ярким свечением 
в уФ-свете, но отличался степенью преобразованности 
(догенерационный – обр. А2, генерационный – обр. Б1 
и постгенерационный – обр. А2 после прогрева). онихиты 
встречались в каждом образце, за исключением Б2, 

Рис. 2. Модифицированная диаграмма Ван-Кревелена ((Козлова 
и др., 2015) с изменениями) с нанесенными значениями пироли-
тических данных исследуемых образцов. Кружочки – исходные 
образцы, квадраты – образцы после прогрева

Рис. 3. Изменение параметров TOC и S2 изучаемых образцов 
после прогрева. Кружочки – исходные образцы, квадраты – об-
разцы после прогрева



GEORESURSY   www.geors.ru210

Георесурсы / Georesursy                    2024. Т. 26. № 3. с. 206–219

причем наибольшее количество наблюдалось в скважи-
не А. В обр. Б2 и Б3 в большом количестве обнаружены 
витринитоподобные включения (Vt-like). Данный термин 
используется для обнаруженных включений неизвестной 
природы, но по оптическим признакам, напоминающих 
витринит. Эти включения похожи между собой: имеют не-
правильную форму, иногда приближающуюся к овальной, 
нарушенность трещинами, типичными для подобных ма-
цералов, минимальное свечение в уФ-свете, а также длину 
в среднем около 0,05 мм и ширину – 0,03 мм (табл. 3). 

Замеры показателей отражения в исходных и прогре-
тых образцах выполнялись по битуминиту и онихитам 
(кальцисферы встречены в данных образцах не были) 
(табл. 4). Во всех образцах, в которых удалось выполнить 
оба измерения, наблюдается рост показателя отражения, 
что свидетельствует об увеличении степени зрелости оВ. 
При этом показатели отражения после прогрева в образцах 
из скважины А в большинстве своем показывают меньшие 
значения, чем исходные показатели в обр. Б3 и Б4.

обобщая результаты изучения мацерального состава 
до и после прогрева, выделим следующие изменения. 
В исходных образцах битуминит встречается в виде линз 
и тонких слойков обычного серого (догенерационная фор-
ма) или коричневатого (генерационная форма) цвета. В со-
ставе основной массы также встречаются постгенерацион-
ные разновидности (postmature bit), которые еще до начала 
воздействия претерпели некоторые изменения. следует 
отметить, что нахождение в одном образце различных 
видов битуминита, как не вступивших в процесс гене-
рации, так и уже полностью преобразованных, является 
совершенно обычным явлением. углепетрографический 
термин «битуминит» является собирательным и включает 
все многообразие ископаемых водорослей, находившихся 
как в толще воды, так и в виде водорослевых матов на дне 
водоема. В том виде, в каком они встречаются в БВуФ, 
их разделение на виды не представляется возможным. 

Наибольшее количество постгенерационного битумини-
та установлено в обр. А2, А3, где также зафиксировано 
присутствие догенерационного битуминита (premature 
bit) (рис. 4). 

В образцах после прогрева количество битуминита 
резко сократилось, он уменьшился в размерах, а по краям 
появилось большое количество битума, выделившегося 
из него и заполнившего пустоты, а в обр. А2 зафикси-
ровано появление вторичной (керогеновой) пористости 
в более крупных фрагментах. Это явление наблюдается 
и в естественных образцах с оВ, находящимся в процессе 
генерации уВс. Кроме того, в полученных после экспе-
римента образцах появляется интенсивное желто-голубое 
свечение холодного оттенка (рис. 4). 

В остальных образцах встречается в большом количе-
стве генерационный битуминит коричневого цвета разме-
ром до 5 мкм. В уФ-свете догенерационный битуминит 
практически не люминесцирует, генерационный приоб-
ретает наиболее яркое свечение, а у постгенерационного 
битуминита свечение полностью пропадает (рис. 5). 

онихиты до прогрева обладали выраженной зональ-
ностью (рис. 6a, б), которая почти полностью пропадает 
в образцах, подвергавшихся термическому воздействию. 
После прогрева в образцах появилась «шагреневая» по-
верхность (рис. 6д, е), трещины, как продольные, так 
и поперечные, заполненные новообразованными люми-
несцирующими уВс (рис. 6).

Витринитоподобные включения (Vt-like) в простом 
свете очень напоминали витринит, наблюдались в виде 
трещиноватых изотропных включений неправильной фор-
мы без свечения в уФ-свете. После прогрева включения 
сократились в размерах, стали анизотропными, приобрели 
пустоты, заполненные битумом (рис. 7).

Альгинит присутствовал в виде единичных вытяну-
тых фрагментов коричневого цвета с желтым свечением 
в уФ-свете. После прогрева он утратил яркое свечение, 

Табл. 3. Распределение различных мацералов в исходных образцах

Номер 
образца 

Битуминит с 
битумом, % 

Вид битуминита Онихиты, % Витринитоподобные 
включения 

А1 70 генерационный 30 0 
А2 85 догенерационный, 

постгенерационный 
15 0 

А3 80 догенерационный, 
постгенерационный 

20 0 

Б1 80 генерационный 20 0 
Б2 91 генерационный 0 9 
Б3 82 генерационный 10 8 
Б4 81 генерационный, 

постгенерационный 
19 0 

Табл. 4. Обобщенные данные показателей отражения битуминита (RB, %) и онихитов (R onh, %) до и после прогрева. Нет площа-
док  – отсутствие достаточно крупных площадок для замеров показателей отражения.

Номер 
образца 

RB, % 
исходный 

RB, % 
после прогрева 

Ronh, % 
исходный 

Ronh, % 
после прогрева 

А1 нет площадок  нет площадок  0,19 0,24 
А2 0,25 нет площадок  нет площадок  нет площадок  
А3 нет площадок  нет площадок  0,12 0,28 
Б1 нет площадок  нет площадок  0,19 0,24 
Б2 0,20 0,56 нет площадок  нет площадок  
Б3 0,35 0,56 нет площадок  нет площадок  
Б4 нет площадок  нет площадок  0,34 0,65 
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сохранив границу, заполненную битумом интенсивного 
свечения (рис. 8).

отметим, что до прогрева основная масса оВ во всех 
образцах была достаточно однородной с темно-коричне-
вым цветом за счет битумных пленок, обнаруживавшихся 
по яркому свечению в уФ-свете. Поскольку они тонкие, 
свечение усиливается лишь в местах их концентрирования 
в достаточно крупных порах пород (рис. 9). 

После прогрева основная масса образцов демонстри-
рует определенную зональность, отчетливее фиксируются 
участки с повышенным содержанием твердого оВ и вы-
делившихся из него уВс. Появились похожие на капли пу-
зыри – включения битумов – новообразованных продуктов 
генерации из твердой части оВ. В уФ-свете проявилась 
смена цвета свечения с желтого на яркое бело-голубое 
в образцах после воздействия (рис. 10). 

Таким образом, результаты углепетрографических ис-
следований показали, что в ходе лабораторного гидротер-
мального воздействия на изучаемые образцы наблюдались 

прямые признаки нефтеообразования. В первую очередь 
воздействие привело к преобразованию битуминита 
и альгинита. Фрагменты альгинита утратили свое све-
чение в уФ-свете, что говорит об окончании процессов 
новообразования уВс. Догенерационный битуминит 
перешел в генерационную форму, в которой наблюдалось 
очень яркое свечение в уФ-свете. Генерационный биту-
минит перешел в постгенерационный, полностью утратив 
свечение и распавшись на совокупность мелких включе-
ний. В некоторых мацералах сформировалась вторичная 
пористость. Витринитоподобные включения в обр. Б2 

Рис. 4. Фрагменты битуминита (bit) с окружающим его биту-
мом (B) в обр. А2 и А1; Б – простой отраженный белый свет, 
УФ – ультрафиолетовый свет

Рис. 5. Фрагменты постгенерационного битуминита (postma-
ture bit) с окружающим его битумом (B) в обр. А2 и А1; Б – про-
стой отраженный белый свет, УФ – ультрафиолетовый свет

Рис. 6. Фрагменты онихитов (onh) в обр. А1, А3, Б1; Б – про-
стой отраженный белый свет, УФ – ультрафиолетовый свет

Рис. 7. Витринитоподобные фрагменты (Vt-like) в обр. Б2. 
Фотография: а) исходного образца в белом свете; б) исходного 
образца в УФ-свете; в) образца после прогрева в белом свете; 
г) образца после прогрева в УФ-свете
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и Б3 также преобразуются, формируются жидкие уВс. 
Наименьшие изменения показали фрагменты онихитов. 
Их преобразование происходит постепенно от периферии 
к центру. В исходных более зрелых образцах скважины 
Б уже наблюдаются следы первичной генерации уВс, 
выраженные в образовании вторичной пористости вдоль 
краев онихитов. Гидротермальное воздействие увеличило 
ее количество и глубину проникновения пор. результаты 
подтверждают, что альгинит и битуминит преобразуются 
по одинаковому пути: пропадает свечение в уФ-свете, 
меняется цвет мацерала, выделяется большое количество 
битума, причем, скорее всего, альгинит вступает раньше 
в процесс генерации. онихиты преобразуются немного 
иным путем: появляется шагреневая поверхность, про-
падает зональность, размеры первоначальных фрагментов 
не сильно меняются (Марунова и др., 2023). Как битуми-
нит, так и онихиты демонстрируют рост показателя от-
ражения в ходе лабораторного моделирования. Поскольку 
структура мацералов различается, при генерации нефти 
и газа будет наблюдаться определенная поэтапность про-
цессов, которая будет зависеть от количества оВ в породе 
и соотношения мацералов. Новообразованные уВс могут 
как мигрировать из пород, так и удерживаться в поровом 
пространстве образцов и новообразованных порах на гра-
нице фрагментов онихитов.

Результаты исследования пород под растровым 
электронным микроскопом

Поскольку в результате лабораторного моделирова-
ния гидротермальных процессов происходят изменения 
не только в оВ, выполнены исследования пород до и по-
сле прогрева под растровым электронным микроскопом. 
Важно отметить, что изучение насыщенных битумоидами 
и оВ образцов имеет ряд сложностей, связанных в первую 
очередь с трудностью определения точного количества 
отдельных элементов конкретного минерала с помощью 
энергодисперсионного спектрометра, если частица по-
крыта уВс. Поэтому выполненный анализ в ряде случаев 
будет только полуколичественным. Тем не менее отдель-
ные минералы были диагностированы. однако важно 
понимать, что точно идентифицировать минералы может 
не получиться не только из-за оВ, но и в случае наличия 
в породах отдельных акцессорных минералов, в кото-
рых реальные отношения элементов могут отличаться 
от теоретических. 

согласно литологическому описанию, изучаемые 
образцы относятся к пеллоидному известняку, породе 
глинисто-кремнисто-керогеновой и керогеново-глини-
сто-кремнистой породе (табл. 1). Из всей коллекции 
исследуемых образцов выделяется обр. А1. Главным 
породообразующим минералом в нем является доломит. 
В меньшем количестве идентифицированы плагиоклазы, 
имеющие преимущественно анортитовый состав, а также 
встречены отдельные кристаллы альбита. они приуро-
чены к пространству между зернами доломита, запол-
ненному оВ. Там же присутствует пирит, образующий 
фрамбоидные срастания. Повсеместно встречается апатит, 
представленный гидроксоапатитом и фторапатитом. судя 
по неправильным геометрическим формам, этот апатит 
ассоциирован с оВ, которое, согласно углепетрографи-
ческим исследованиям, относится к онихитам. схожий 

Рис. 9. Фрагменты битумов (B) в обр. Б3 и Б1; Б – простой 
отраженный белый свет, УФ – ультрафиолетовый свет

Рис. 8. Фрагмент альгинита (alg) в обр. А3. Фотография: а) 
исходного образца в белом свете; б) исходного образца в УФ-
свете; в) образца после прогрева в белом свете; г) образца по-
сле прогрева в УФ-свете

Рис. 10. Общий вид обр. Б4. Фотография: а) исходного об-
разца в белом свете; б) исходного образца в УФ-свете; в) об-
разца после прогрева в белом свете; г) образца после прогрева 
в УФ-свете
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состав может иметь отдельные биокласты, однако их 
в породах обнаружено в разы меньше. Важно отметить на-
личие акцессорных минералов, среди которых определены 
сфалерит (ZnS), приуроченный к межзерновому простран-
ству, заполненному оВ, и ряд минералов бария: барит 
(BaSO4), предположительно баритокальцит (BaCa(CO3)2) 
и алюмосиликат бария, который был отнесен к цеолитам. 
соотношение элементов Ba:Al:Si:O в этом минерале со-
ставляет около 1:2:6:20, в нем также присутствуют при-
меси кальция и натрия. Близкий состав имеет минерал 
гармотом (Ba2(Si12Al4)o32·12H2o) и ряд других цеолитов. 
однако без проведения специальных рентгеноструктур-
ных исследований делать выводы о конкретном минерале 
не представляется возможным (рис. 11). Часть сульфатов 
и карбонатов бария ассоциирует с фрагментами апатита, 
нарастая и замещая его. 

В результате изучения аншлифа обр. А1 после прогре-
ва в автоклаве установлено формирование вторичной по-
ристости, приуроченной к оВ. Форма таких пор варьирует 
от круглой до вытянутой, трещинообразной, размерами 
от 1 до 30 мкм. Значительного изменения минеральной 
матрицы в ходе эксперимента не обнаружено, однако в от-
дельных участках породы наблюдался процесс замещения 
кристаллов альбита цеолитами бария (рис. 12). В редких 
случаях в цеолите идентифицирована примесь калия, 
которая может формироваться, поскольку барий и калий 
могут друг друга изоморфно замещать. соотношение 
(Ba+K):Al:Si:O осталось прежним.

Глинисто-кремнисто-керогеновые породы обр. А2 и А3 
имеют схожий минеральный состав. основная масса со-
стоит из глинистых минералов, образующих вытянутые 
частицы. среднее соотношение длины к ширине равно 
1:5. Между глинистыми частицами повсеместно присут-
ствует оВ. определение отдельных глинистых минералов 
с помощью рЭМ является достаточно сложной задачей, 
однако, предположительно, в основной массе присут-
ствуют гидрослюды и монтморилонит с примерными 
химическими формулами K(Mg,Al)2[AlSi3o10](OH)2·nH2o 
и (Na,Ca)0.33(Al,Mg)2(Si4o10)(OH)2·nH2O соответственно. 
В глинистых минералах фиксируются примеси титана, 
кальция и хлора. среди других минералов в основной 
массе пород присутствуют кремнезем и альбит, в мень-
шей степени распространен калиевый полевой шпат. 
Повсеместно наблюдается пирит, который чаще всего 

образует фрамбоидные срастания, однако также встре-
чаются следы замещения пиритом остатков биокластов. 
В поровом пространстве, заполненном оВ, встречается 
каолинит (Al4[si4o10](OH)8). Из других минералов в по-
роде дополнительно определены сфалерит, барит, цеолиты 
бария, аналогичные описанным в обр. А1, и апатит, ассо-
циированный с оВ. В обр. А2 также был зафиксирован 
тонкий слой около 1,5 мм, заполненный кальцитом и оВ 
(рис. 13). Подробный анализ состава минералов в нем 
показал наличие витерита (BaCO3), баритокальцита 
(BaCa(CO3)2), барита и цеолитов бария, а часть порового 
пространства заполнена оВ и каолинитом. При этом 
в витерите присутствует малое количество изморфных 
примесей кобальта, а в цеолитах бария – натрия.

После прогрева данных образцов значительных изме-
нений в главных породообразующих минералах зафикси-
ровано не было. Достаточно сильно изменилась видимая 
связанность линз оВ, которые стали образовывать более 
вытянутые структуры, проходящие через весь образец. 
Зафиксировано замещение кристаллов альбита цеолитами 
бария, наподобие тех, что встречены в обр. А1 (рис. 12). 
Наблюдается образование пор, которые отсутствовали 
в исходных образцах. Кроме того, вокруг фрагментов 
онихитов (оВ с апатитом) наблюдается формирование 
обрамления, выполненного оВ другого состава (рис. 13). 
Это же оВ заполняет новообразованные трещины.

общий минеральный состав образцов из скважины 
Б схож с составом обр. А2 и А3. Меняется соотношение 
отдельных компонентов, а также текстурные особенности 
образцов, так в обр. Б2 наблюдается пространство между 
отдельными частицами, заполненное оВ. основные гли-
нистые минералы – это гидрослюда и монтмориллонит. 
Помимо глинистой составляющей в основной массе 
наблюдаются альбит, калиевый полевой шпат и крем-
незем, при этом последний также встречается вместе 
с биокластами. В образцах идентифицированы пустоты, 
заполненные каолинитом. В обр. Б2 и Б3 в поровом про-
странстве также наблюдаются цеолиты бария, идентичные 
описанным ранее. 

Из наиболее распространенных минералов, не отно-
сящихся к породообразующим, в скважине Б встречается 
апатит, ассоциирующийся с оВ. При этом практически 
всегда он разбит системой трещин, заполненных оВ. 
Такая картина наблюдалась в образцах скважины А, 
когда онихиты в ходе гидротермального воздействия 
начинали преобразовываться. Часто в трещинах в апа-
тите, присутствующем в породах БВуФ скважины Б, 
фиксируются следы вторичных минеральных реакций, 
в результате которых формируются сфалерит, барит, це-
олиты бария и доломит (рис. 14). На микрофотографии 
видно, что центральный фрагмент онихита состоит из оВ 
и гидроксоапатита. Фрагмент онихита разбит системой 
трещин, которые заполнены оВ, но там также встреча-
ются сфалерит и цеолиты бария. При этом периферийная 
часть фрагмента сложена другим видом апатита – фтора-
патитом, у которого более четко прослеживаются грани 
кристаллов. совместно с фторапатитом фиксируются 
срастания доломита. Таким образом, видимая картина 
очень похожа на следы перекристаллизации, которая ча-
сто наблюдается в метаморфических и метасоматических 
породах. Предположительно, в результате воздействия 

Рис. 11. Ключевые и некоторые акцессорные минералы в обр. 
А1. Обозначения по (Whitney, Evans, 2010; Warr, 2020): Dol – 
доломит; OM – органическое вещество; Py – пирит; Bcl – ба-
ритокальцит; Ba Zeo – бариевый цеолит
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Рис. 12. Образование цеолита бария по кристаллам альбита в обр. А1 (а) и А2 (б) после прогрева. Обозначения по (Whitney, Evans, 
2010; Warr, 2020): Dol – доломит; OM – органическое вещество; Py – пирит; Bcl – баритокальцит; Ba Zeo – бариевый цеолит

Рис. 13. РЭМ-фотографии обр. А2: а) кальцитовый слой с ОВ и другими минералами; б) фрагмент онихита. Обозначения по (Whitney, 
Evans, 2010; Warr, 2020): Cal – кальцит; OM – органическое вещество; Wth – витерит; Ba Zeo – бариевый цеолит; Kln – каолинит; 
Py – пирит; Ab – альбит

Рис. 14. Фрагмент онихита под растровым электронным 
микроскопом в обр. Б1. Обозначения по (Whitney, Evans, 2010; 
Warr, 2020): Ap – апатит; F-Ap – фторапатит; OM – органи-
ческое вещество; Sp – сфалерит; Dol – доломит; Ba Zeo – ба-
риевый цеолит

гидротермального раствора образец с онихитами начал 
катагенетически преобразовываться. Процесс сопрово-
ждался генерацией битумоидов с высокой молекулярной 
массой и низкой подвижностью, которые заполняли 
новообразованные трещины. При этом неорганическая 
составляющая перераспределялась из центра онихита 
к периферийной части, за счет минеральных реакций 
начали кристаллизоваться срастания фторапатита 
и доломита. Подтверждением протекания указанных 

процессов является наличие сфалерита, который часто 
рассматривается как индикатор гидротермального воз-
действия (Карпова и др., 2021). Цеолиты бария также 
часто образуются из-за действия гидротерм. еще одним 
подтверждением выдвинутой теории является замещение 
альбита цеолитами бария. В своей монографии р. Баррера 
(1985) на основе экспериментов по искусственному син-
тезу цеолитов показал, что их формирование происходит 
при температурах до 300 °с. Близкий по составу к встреча-
емому в образцах скважин А и Б гармотом (цеолит) часто 
образуется вследствие преобразования вулканического 
материала в осадочных породах, а также в результате 
гидротермальных процессов (Gottardi, Galli, 1985; Bish, 
Ming, 2001). отсутствие туфовых прослоев в исследуемых 
образцах исключает образование цеолитов из вулканиче-
ского материала, поэтому можно предполагать именно 
гидротермальную проработку исходных пород БВуФ, 
вскрытых скважиной Б. 

В ходе лабораторного прогрева образцов скважины 
Б, как и в случае пород скважины А, основные породо-
образующие минералы, такие как кремнезем и глины, 
не претерпели заметных изменений. Изменились только 
текстурные особенности благодаря формированию но-
вых пор и трещин. Крупные фрагменты онихитов так 
же, как в породах скважины А, растрескиваются и пре-
образовываются, но эти изменения визуально не столь 
значительны, как в образцах скважины B. однако вторич-
ная пористость, возникшая за счет преобразования оВ, 
выросла. Явные изменения произошли в обр. Б2 и Б3, 
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Рис. 15. Поровое пространство в обр. Б2 до (а) и после прогрева (б) под растровым электронным микроскопом. Обозначения 
по (Whitney, Evans, 2010; Warr, 2020): OM – органическое вещество; Bcl – баритокальцит; Cal – кальцит; Ba Zeo – бариевый цеолит; 
Kln – каолинит

где зафиксированные в исходных образцах бариевые це-
олиты в поровом пространстве разложились на кальцит, 
баритокальцит и каолинит после теплового воздействия 
(рис. 15), при этом каолинит, ассоциировавшийся с це-
олитами, наблюдался и в исходных образцах. Поэтому 
можно предположить, что процессы минерального разло-
жения происходили и в исходных образцах. образование 
карбонатов свидетельствует не только о температурном 
преобразовании, но и о метасоматических реакциях из-
за воздействия углекислотного флюида в ходе прогрева. 
он мог в том числе образоваться за счет преобразования 
оВ в ходе крекинга керогена. однако наличие карбонат-
ной минерализации также наблюдалось и в обр. А2 до про-
грева, что дополнительно косвенно свидетельствует о си-
нонимичности происходящих процессов в естественных 
условиях и в результате лабораторного гидротермального 
прогрева образцов БВуФ.

Заключение
Проведенные исследования исходных и подвергнутых 

лабораторному моделированию образцов БВуФ из двух 
скважин, расположенных в зоне единой обстановки осад-
конакопления, но имеющих разную катагенетическую 
преобразованность, позволили предположить протекание 
в пласте некоторых процессов. Лабораторное моделиро-
вание гидротермальной проработки образцов приводит 
к крекингу оВ и генерации различных битумоидов. 
Новообразованные уВс заполняют трещины и поры, 
которые формируются в результате термического воздей-
ствия. согласно изменению пиролитических параметров, 
эти уВс могут иметь как низкую, так и высокую моле-
кулярную массу и, соответственно, разную подвижность. 
результаты позволяют предположить, что в ходе гидро-
термального прогрева происходят процессы вторичного 
крекинга битумоидов, однако, чтобы точно доказать это, 
требуется проведение дополнительных геохимических 
исследований.

Крекинг керогена в ходе термального воздействия 
происходит неравномерно и может быть связан с маце-
ральным составом пород. В изученных образцах первым 
вступил в процесс генерации альгинит, позднее – биту-
минит. онихиты вследствие своего хитинового состава 
преобразовывались немного медленнее и незначительно 
сокращались в размерах, хотя аналогично битуминиту 
проявляли признаки появления вторичной (керогеновой) 

пористости, в которой могут аккумулироваться новооб-
разованные уВс. Благодаря своим крупным размерам 
наиболее заметен этот процесс для фрагментов онихитов. 

Исследование онихитов под растровым электронным 
микроскопом показало, что помимо оВ в нем присут-
ствует апатит. В результате гидротермальной проработки 
в лабораторных условиях он начинает перекристаллизо-
вываться и замещаться, в трещинах и на границе зерен 
образуются различные минералы, такие как сфалерит 
и цеолиты бария, а также ассоциации видов апатита 
и доломита. обнаружение аналогичных минералов в при-
родных образцах, в первую очередь в скважине с более 
высокой степенью преобразованности оВ, позволило 
предположить, что на БВуФ могли воздействовать гидро-
термы. Это подтверждается наличием в образцах пород 
таких минералов, как сфалерит, барит, витерит и барито-
кальцит. Кроме того, можно предполагать, что наличие 
в некоторых случаях кальцита, по всей видимости, также 
связано с гидротермальными процессами. отдельно стоит 
отметить присутствие в части образцов цеолитов бария, 
близких по составу к минералу гармотому. согласно ли-
тературным данным, такие образования связаны с низко- 
или среднетемпературной гидротермальной проработкой 
(≤ 300 °с). Более крупные фрагменты кристаллов цеоли-
тов в поровом пространстве, а также следы их разложения 
с образованием каолинита косвенно свидетельствуют 
о том, что скважина Б подвергалась более активной 
гидротермальной проработке, чем скважина А. скорее 
всего, с этим связана разница в катагенетической преоб-
разованности пород. Можно также говорить о том, что ги-
дротермальные системы, по всей видимости, содержали 
некое количество углекислого газа или активизировали 
его образование в ходе крекинга керогена. В результате 
формировалась характерная карбонатная минерализация, 
а баритокальцит стал превалировать над баритом. 

Таким образом, показана возможность моделирования 
природных гидротермальных процессов в лаборатории. 
В результате теплового воздействия происходит крекинг 
оВ и образование новых уВс. При этом на процесс 
крекинга и, вероятно, на состав уВс будут влиять ма-
церальный состав керогена и соотношение различных 
мацералов. установленное наличие отдельных минера-
лов и следов преобразования оВ свидетельствует о том, 
что часть образцов (в первую очередь породы скважины Б) 
подвергалась воздействию гидротермальных процессов.
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Тем не менее остается ряд нерешенных вопросов, 
связанных с гидротермальными процессами в пласте. 
На настоящее время не установлен источник гидротер-
мального флюида. Неясно, протекало ли преобразование 
оВ и формирование новых минералов единовремен-
но или процессы происходили в несколько этапов. 
Неизвестно, каков состав гидротермальных флюидов 
и как в них накапливались высокие концентрации бария. 
Причем самым главным вопросом можно назвать неопре-
деленность, связаны ли гидротермальные процессы с раз-
личными магматическими массивами или же протекали 
за счет активизации водного флюида при тектонических 
преобразованиях пород фундамента. Эта информация 
позволила бы предположить возраст и возможную про-
должительность активности гидротермальных систем. 
Эти данные, в свою очередь, позволят повысить точность 
прогноза положения нефтяных и газовых залежей, оценки 
запасов и ресурсов уВс, а также улучшить качество гео-
логического и бассейнового моделирования.
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changes in Kerogen and Mineral Matrix characteristics of rocks 
of Bazhenov Deposits during laboratory Modelling of hydrothermal 
Processes

G.G. Savostin*, A.G. Kalmykov, A.P. Vaitekhovich, N.V. Pronina, D.A. Griaznova, D.A. Marunova, 
G.A. Kalmykov
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*Corresponding author: Grigorii G. Savostin, e-mail: g.savostin@oilmsu.ru

abstract. The paper presents the results of the study 
of rock samples from Bazhenov deposits before and after 
laboratory modelling of hydrothermal processes in autoclaves. 
To evaluate the influence of hydrothermal influence on rocks 
of different degrees of transformation, 3 samples from the 
well, the rocks in which are located at the very beginning of 
the main zone of oil formation (PK3–MK1), and 4 samples 
from the well, the rocks in which are located in the middle 

of generation (MK2–MK3) were studied. Comparison of 
samples before and after heating was carried out by means of 
pyrolytic, coal petrography studies and analyses of polished 
section under scanning electron microscope. It is shown that 
at 350 °C there is a change in pyrolytic characteristics of the 
rock, which depends on the nature of organic matter and the 
degree of catagenetic transformation of kerogen at the time of 
exposure. It was found that as a result of exposure the initial 
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macerals decrease in size and change their luminescence 
in ultraviolet light, secondary (kerogenic) porosity appears 
in onychite fragments. New minerals, in particular barium 
zeolites, are formed in the rocks. Identification of such 
formations in natural objects may indicate the occurrence of 
local temperature processes, which may lead to heterogeneity 
of organic matter transformation in Bazhenov sediments 
and should be taken into account to identify local zones of 
increased catagenesis.

Keywords: Bazhenov Formation, kerogen, macerals, 
catagenesis, hydropyrolysis, hydrothermal processes, 
laboratory modelling
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Применение циклической закачки раствора ксантана 
с целью увеличения коэффициента вытеснения нефти 

из неоднородных терригенных пластов

А.В. Деньгаев1, А.Ф. Максименко1, Л.В. Иванова1, В.В. Дуркин2*, Д.Ю. Саврей2, Б.В. Саргин3
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По мере выработки запасов нефти при разработке нефтяной залежи на упруговодонапорном режиме посте-
пенно растет обводненность продукции, что, в свою очередь, снижает эффективность заводнения и поддержания 
пластового давления системой нагнетательных скважин. реологическая характеристика насыщающего флюида 
и структура коллектора влияют на вероятность преждевременного обводнения добывающих скважин. Для уве-
личения нефтедобычи и выравнивания фронта вытеснения используются различные полимерные системы, 
как синтетические, так и биологические, способствующие дополнительной добыче нефти из ранее не охваченных 
зон коллектора. Встречаются технологии как постоянной закачки рабочего агента с полимером, так и оторочки 
полимерного раствора определенной концентрации с последующей закачкой воды. В работе исследовано вли-
яние закачек раствора ксантана на коэффициент вытеснения нефти с последующей закачкой пластовой воды. 
Выполнено экспериментальное (лабораторное) исследование по чередующейся закачке растворов ксантана 
и пластовой воды для увеличения фильтрационного сопротивления в обводненных фильтрационных каналах. 
В качестве физической модели для выполнения экспериментов выбраны неоднородные терригенные керновые 
образцы с различной трещиноватостью и фильтрационно-емкостными свойствами. Получена зависимость ко-
эффициента вытеснения нефти и обводненности жидкости от закачанного объема пластовой воды. отмечено, 
что ключевым фактором снижения эффективности вытеснения после закачки полимерной оторочки является 
потеря полимерных молекул как после адсорбции на горной породе, так и при дальнейшей фильтрации пластовой 
воды посредством диффузии. установлено, что изменение скорости фильтрации благоприятно сказывается на во-
влечении нефтенасыщенной горной породы в процесс вытеснения за счет герметизации обводненных участков 
при изменении давления закачки. За счет закачки трех полимерных растворов ксантана объемами 15%, 20% 
и 25% от исследуемого порового объема керновой модели удалось увеличить коэффициент вытеснения нефти 
на 31%. В качестве одного из контрольных параметров оценки эффективности применения полимерных оторочек 
бралось содержание воды в отбираемых объемах жидкости на выходе из керновой модели.

Ключевые слова: ксантан, полимерное заводнение, коэффициент вытеснения нефти, обводненность, не-
однородный коллектор, физическое моделирование
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Введение
одной из проблем добычи нефти из неоднородных 

коллекторов является преждевременное обводнение 
продукции скважин как на естественном режиме, так 
и на упруговодонапорном режиме разработки. После 
прорыва воды от нагнетательных скважин при упруго-
водонапорном режиме разработки залежи эффектив-
ность системы поддержания пластового давления резко 
снижается и уменьшается коэффициент нефтеотдачи 
пласта. снижение добычи углеводородов способствует 
внедрению мероприятий по повышению эффективности 
заводнения, снижению обводненности и увеличению 
коэффициента извлечения нефти.

Полимерное заводнение дает возможность извле-
кать больше нефти из пластов, но требует значительных 
экономических затрат. На начальном этапе необходимо 
определить преимущества и недостатки применяемых по-
лимеров. Ключевым фактором внедрения указанной техно-
логии является литологический характер коллектора и его 
фильтрационно-емкостные параметры. Несмотря на пре-
имущества технологии полимерного заводнения, рента-
бельность указанной технологии будет зависеть от затрат 
на приобретение применяемого реагента в требуемых объ-
емах. В последние годы системы на основе синтетических 
полимеров широко применяются в нефтегазодобывающей 
отрасли, однако из-за их негативного влияния на экологию 
в качестве более безопасного аналога рассматриваются при-
родные полимеры, например ксантановая камедь (Малкин, 
2021; Anderson et al., 2023).

Ксантан – это биополимер, синтезируемый путем 
микробиологической ферментации углеводов с ис-
пользованием бактерий. растворы на основе продуктов 
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жизнедеятельности бактерий, в частности ксантановой 
камеди, обладают высокой вязкостью за счет наличия 
двойной, а также тройной структуры полимерной цепи 
с обширными водородными связями на полярных боковых 
цепях (Eiroboyi, Ikiensikimama, 2018; Eiroboyi et al., 2019). 
Такой полимер применим в различных областях нефтега-
зовой отрасли, в том числе и при полимерном заводнении. 

Ксантановая камедь по сравнению с синтетическими 
полимерами имеет преимущество, состоящее в снижении 
нагрузки на окружающую среду за счет ускоренной био-
логической деградации и меньшего периода разложения 
(ферментирования) полимера.

Помимо биологической деградации в полимерных рас-
творах, включая растворы ксантана, присутствует явление 
механической деструкции, которое обусловлено скоро-
стью прохождения молекул через капилляры небольшого 
диаметра и проявляется в удлинении цепи макромолекулы 
с дальнейшим ее разрывом при определенных скоростях 
сдвига и разжижением раствора. 

При полимерном заводнении характер механической 
деструкции зависит от размера и формы макромолекул 
полимера, концентрации полимера в растворе и скорости 
фильтрации. По некоторым экспериментальным данным 
(Cao et al., 2019; Ferreira, Moreno, 2017), механическое 
разрушение полимера происходит в капиллярах диаме-
тром 0,12–0,508 мм при скоростях сдвига свыше 100–200 
тыс. с–1. однако при фильтрации полимерного раствора 
в неоднородной пористой среде с развитой трещинова-
тостью и раскрытостью трещин величина критической 
скорости сдвига может быть существенно ниже. отсюда 
следует, что помимо свойств полимеров в водной среде 
и термобарических условиях применения на эффектив-
ность полимерного заводнения может влиять как свойства 
скелета породы (пористость, проницаемость, тип коллек-
тора, структура), так и свойства насыщающего коллектор 
флюида (вязкость нефти, остаточная нефтенасыщенность, 
содержание ионов различных солей в пластовой воде), 
исследованные в работах (Hashmet et al., 2017; Ng et al., 
2018; Khamees, Flori, 2018; Alfazazi et al., 2019), а также 
режим закачки. Природные полимеры (ксантан, склеро-
глюкан, шизофиллан, гуаровая камедь) менее подвержены 
механической деструкции, чем синтетические (полиакри-
ламид), при этом ксантановая камедь является наиболее 
устойчивым биополимером к этому виду разрушения 
(Ferreira et al., 2022).

следующим, достаточно важным свойством поли-
мерных систем является адсорбирование, за счет чего 
эффективность вытеснения нефти снижается в резуль-
тате потери полимерных молекул на стенках каналов 
при фильтрации в коллекторе и контакте с пластовой 
водой. Адсорбция может быть как первичной (равномер-
ное покрытие молекулами скелета горной породы), так 
и вторичной, при которой возможен кратковременный 
срыв молекул полимера с поверхности горной породы. 
Данный процесс длится до тех пор, пока не установится 
новое равновесие (молекулы в жидкости занимают сво-
бодный участок адсорбции) в случае дальнейшей филь-
трации полимерного раствора.

В работе (Ferreira, Moreno, 2019) по результатам 
исследования по адсорбции фильтруемых растворов 
полиакриламида через пористые терригенные горные 

породы отмечено, что при первичной адсорбции снижение 
проницаемости горной породы зависит от концентрации 
полимерного раствора. При повторной закачке раствора 
полимера снижение проницаемости ниже, чем при пер-
вичной, что, по всей видимости, связано с толщиной 
адсорбционного слоя. Аналогичное исследование с иден-
тичными результатами выполнено другим коллективом 
авторов (Han et al., 2018).

Для повышения эффективности заводнения могут при-
меняться комбинированные полимерные растворы, это, 
как правило, растворы с синтетическими и биологически-
ми полимерами для создания оптимальных реологических 
свойств (Sancet et al., 2018).

Полимерное заводнение чаще всего используется 
для извлечения углеводородных пластовых флюидов, 
так как преждевременное обводнение нефтяной залежи 
может начаться через высокопроницаемые участки кол-
лектора из-за отличий вязкостных показателей системы 
нефть – вода, причем приращение дебита по нефти 
зависит как от технологического процесса заводнения 
и свойств коллектора, так и от реологической характери-
стики флюида (Cenk et al., 2017). отметим также иссле-
дования по закачке полимерных растворов в сочетании 
с другими агентами, например с углекислым газом (Dennar 
et al., 2022), поверхностно-активными веществами (ПАВ) 
(Izuchukwu et al., 2018; Tackie-Otoo et al., 2022) или на-
ночастицами (оксидами металлов, глинами, бентонитом) 
с целью изменения профиля притока/приемистости сква-
жин в призабойной зоне (Sheidaie at el., 2022; Zhangaliyev 
at el., 2022; Song at el., 2022), а также сочетания полимеров 
с ингибиторами солеотложений (Liu at el., 2021).

В работе (Abdulraheem et al., 2018) изучались различ-
ные скорости потока воды с полимерами после полного 
обводнения продукции с целью определения объемного 
расхода с максимальным коэффициентом вытеснения 
нефти. очевидно, что чем ниже скорость сдвига, тем более 
равномерно двигается фронт воды с полимером, поэтому 
максимальное значение коэффициента вытеснения нефти 
получено при объемном расходе 2 мл/мин (максимальный 
– 10 мл/мин) через искусственную физическую модель 
со стеклянными шариками в стальном цилиндре диа-
метром 25 мм и длиной 2 м с поровым объемом 98,125 
мл. При фильтрации с объемным расходом 10 мл/мин 
по сравнению с самым низким расходом коэффициент 
вытеснения нефти упал всего на 4,75%, что, в свою оче-
редь, несущественно.

Авторы статьи (Jin et al., 2020) исследовали последо-
вательную закачку нескольких полимерных растворов 
гидролизованного полиакриламида (ГПАА) различной 
концентрации. Во всех проведенных экспериментах 
при закачке порядка двух поровых объемов раствора 
ГПАА в насыпную модель с концентрациями 0,8–7,0 г/л 
после вытеснения нефти минерализованной водой коэф-
фициент вытеснения увеличивался в среднем на 5,3%. 
Повторная закачка полимерного раствора в среднем сни-
жала нефтенасыщенность керновых образцов на 4,0%. 
В результате анализа исследований установлено допол-
нительное снижение нефтенасыщенности горной породы 
за счет увеличения концентрации полимера и увеличения 
минерализации пластовой воды.
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Влияние минерализации воды на изменение вязкост-
ных параметров полимеров изучалось в работе (Azad, 
Trivedi, 2020) с целью определения реологической модели 
течения и входящих в нее показателей при полимерном 
заводнении, установлено, что снижение нефтенасыщенно-
сти обусловлено пробковым режимом течения на контакте 
с минерализованной водой за счет выравнивания профиля 
приемистости. В отличие от ГПАА, ксантановая камедь 
имеет более разветвленную структуру, соответственно, 
бóльшую молекулярную массу, что существенно снижает 
чувствительность к минерализации воды, в которой рас-
творяется полимер, и скорости сдвига (Uzoho et al., 2020; 
Нажису, ерофеев, 2018). Минерализация воды, в которой 
растворяется полимер, также влияет на адсорбцию поли-
мерных молекул в скелете горной породы (Sebastian et al., 
2022) и на изменение вязкоупругих свойств со скоростью 
сдвига (Romero-Zerón, Espinosa, 2020; Reinoso et al., 2018).

На рис. 1 представлена схема распределения поли-
мерных молекул в пористой среде. Помимо адсорбции 
полимерного раствора 6, в порах горной породы проис-
ходят следующие процессы: гидродинамическое удер-
жание полимерных молекул 5 и их агломерация по мере 
движения полимерной оторочки 2. Гидродинамическое 
удержание полимера зависит от скорости потока воды, 
поэтому можно считать, что сорбированный полимер 
временно находится в застойных поровых областях (Sugar 
et al., 2020). После срыва молекул полимера высока ве-
роятность удержания 3 в узких фильтрационных каналах 
и закупоривания пор между зернами горной породы 1, 
меняя при этом направление фильтрационного потока 
4 за счет увеличения фильтрационного сопротивления 
в обводненной зоне (Велиев, 2020). очевидно, что при-
менение полимерного вытеснения на стадиях 1–3 разра-
ботки месторождения может спровоцировать образование 
застойных зон с остаточной нефтенасыщенностью.

Авторы работы (Vik et al., 2018) провели лабораторные 
эксперименты по вытеснению нефти из насыпной модели 
пласта с отслеживанием фронта движения воды с поли-
мером по результатам томографических исследований. 
Концентрации реагентов (ГПАА, глицерина и ксантана) 
были подобраны таким образом, чтобы вязкости полимер-
ных растворов совпадали при средней скорости потока 
и скорости сдвига (27 мПа·с). Вязкость нефти в насыпной 

модели перед проведением экспериментов составляла 
около 470 мПа·с при 50 °с (3000 мПа·с при 22 °с). 
Параметры насыпных моделей были следующими: поро-
вый объем – около 435 мл, средняя проницаемость – 1,282 
мкм2, остаточная водонасыщенность – 0,110 д. ед. После 
насыщения нефтью при 50 °с модель термостатировалась 
и выполнялось вытеснение нефти раствором полимера 
с объемным расходом 0,05 мл/мин, результаты опреде-
ления коэффициента вытеснения нефти представлены 
на рис. 2.

раствор ксантана по сравнению с другими полимер-
ными растворами (глицерином и ГПАА) при низкой 
концентрации имеет наименьший коэффициент нефтевы-
теснения. Полученный результат связан как с химическим 
строением молекулы, так и со свойствами биополимера 
– уменьшением вязкости раствора (от 27 до 6 мПа·с) 
при увеличении скорости сдвига (с 1 до 100 с–1). отметим 
также, что результаты, представленные на рис. 2, отно-
сятся к однородным пластам, содержащим высоковязкую 
нефть, и в случае проведения экспериментов на неодно-
родных моделях с другим насыщающим флюидом резуль-
таты могут существенно отличаться.

Изменение динамической вязкости при изменении 
скорости сдвига ксантана также рассматривалось в ра-
боте (Salmo et al., 2020). Механизм вытеснения нефти 
полимерным раствором представляет собой совокупность 
факторов, которые зависят от литологического состава 
и структуры порового пространства, наличия неодно-
родностей, а также от реологической модели течения 
и входящих в нее показателей полимерного раствора и ско-
рости движения закачиваемой воды (истинной скорости) 
в фильтрационных каналах пористой среды.

В работе (Ogunkunle et al., 2022) провели эксперимен-
тальное исследование по закачке растворов гидрофобно 
ассоциированного полиакриламида, ксантана и гуаровой 
камеди с целью повышения нефтеотдачи из терригенных 
горных пород. Вытеснение одним из представленных 
выше полимерных растворов с концентрацией 0,6 г/л 
проводилось после закачки воды, причем аналогичные 
эксперименты проведены с закачкой растворов полиме-
ров с концентрациями от 0,1 до 0,4 г/л. После закачки 
пластовой воды объемом 1,2 порового объема (1,2Vпор) 
без полимера коэффициент вытеснения составил 0,239 
д. ед., закачка раствора ксантана 1,3Vпор с концентра-
циией 0,1 г/л и последующая закачка 1,3Vпор раствора 
ксантана с концентрацией 0,4 г/л увеличили коэффици-
ент вытеснения на 0,088 и 0,209 д. ед. соответственно. 

Рис. 1. Удержание полимера в горной породе при движении 
фильтрационного потока. Обозначения: 1 – зерна песчаника; 
2 – увеличенный полимерный слой; 3 – удержание полимерных 
молекул в узком канале фильтрации; 4 – фильтрационный по-
ток нефтивытесняющего агента; 5 – гидродинамическое 
удержание полимера; 6 – сорбированный полимер на зернах

Рис. 2. Зависимость коэффициента вытеснения высоковязкой 
нефти от закачиваемого агента (Vik et al., 2018)



www.geors.ru 223

Применение циклической закачки раствора ксантана с целью увеличения…                                               А.В. Деньгаев, А.Ф. Максименко, Л.В. Иванова, В.В. Дуркин и др.

При аналогичной закачке растворов гидрофобно ассоци-
ированного полиакриламида коэффициент вытеснения 
нефти составил 0,170 и 0,142 д. ед. соответственно. 
отличительной особенностью указанного исследования 
является созданный перепад давления после фильтрации 
полимерных растворов, так после фильтрации растворов 
ксантана дифференциальное давление составило 6 кПа, 
после растворов полиакриламида – 3,6 кПа при расходе 
0,025 мл/мин через керновые образцы со средней ис-
ходной проницаемостью, равной 2,85 мкм2. Полученные 
проницаемости в результате закачки растворов полимеров 
ксантана и полиакриламида составили 2,395 и 2,078 мкм2 
соответственно. установленные перепады давлений могут 
быть вызваны реологическими свойствами полимерных 
растворов и размером молекул, которые создавали адсорб-
ционные слои внутри фильтрационных каналов.

результаты серии экспериментов (Hashmet et al., 2017) 
по закачке оторочек биополимера шизофиллана при тем-
пературе 120 °с и минерализации пластовой воды 167 
г/л в карбонатные керновые образцы показали хорошую 
стабильность биополимера в кернах относительно высо-
кой проницаемости (от 120 мкм2), а также механическую 
деструкцию шизофиллана в керновых образцах проница-
емостью 3–44 мкм2 при объемном расходе закачки 0,2 мл/
мин. Выявлено также, что размер полимерной оторочки 
должен минимально составлять 0,1Vпор, поскольку при за-
качке пластовой воды наблюдалось явление адсорбции. 
Авторами отмечено, что скорость закачки оказывает не-
значительное влияние на коэффициент вытеснения нефти 
после закачки раствора шизофиллана.

В случае применения технологии полимерного заво-
днения на месторождениях высоковязких нефтей поли-
меры также могут применяться с целью довытеснения 
нефтяных линз, ранее не охваченных заводнением. В ра-
боте (Izuchukwu et al., 2018) проведено экспериментальное 
исследование на прозрачной физической 2D-модели по за-
качке воды, затем воды с ПАВ, после чего раствора ПАВ 
с концентрацией биологического полимера гуммиарабика  
5 г/л. очевидно, что закупоривание пустот в данной 
модели будут отсутствовать, поэтому авторы работы 
придерживались лишь идеи отслеживания изменения 
фронта вытеснения нефти при закачке агентов. Закачка 
раствора ПАВ перед закачкой раствора биополимера 
с ПАВ благоприятно повлияла на вытеснение нефти 
за счет увеличения вязкости и снижения поверхностного 
натяжения между нефтяной фазой и закачиваемой водой 
с полимером.

На основе вышеизложенного определена цель, задачи 
и методика выполнения экспериментальных работ.

Целью представленного в настоящей статье экспе-
риментального (лабораторного) исследования является 
оценка влияния циклической закачки раствора ксантана 
на коэффициент вытеснения нефти путем проведения 
физического моделирования на неоднородной керновой 
модели. Для выполнения поставленной цели решается 
следующий ряд задач:

1) закачка раствора ксантана в нефтенасыщенную 
керновую модель;

2) закачка пластовой воды и отбор жидкости на выходе 
фильтрационной модели с оценкой содержания нефти 
и воды;

3) выполнение повторной закачки раствора ксантана 
с дальнейшей закачкой пластовой воды;

4) анализ результатов по вытеснению нефти при ци-
клической закачке биополимера и определение основных 
факторов, влияющих на эффективность процесса.

Научная новизна настоящей работы состоит в ис-
пользовании для экспериментального исследования про-
дуктов жизнедеятельности бактерий Xanthomonas fuscans 
совместно с бактерицидом для полимерного заводнения 
на произвольном месторождении. оригинальность работы 
заключается в обосновании циклической закачки биопо-
лимерных растворов с целью уменьшения экономических 
затрат на увеличение нефтеотдачи, а также изменения 
режима закачки воды в результате перераспределения 
потока и довытеснения нефти из образцов горной породы.

Материалы и методы
Настоящее исследование по определению коэффи-

циента вытеснения нефти при циклической закачке 
растворов ксантана проведено на фильтрационной уста-
новке ПИК-оФП/ЭП-К-Т (Ао «Геологика», россия). 
Гидравлическая схема основных используемых узлов 
и агрегатов фильтрационной установки представлена 
на рис. 3. В качестве кернового материала (пористой 
среды) использованы терригенные горные породы 
с наличием трещин в прослоях аргиллита. Коллектор 
характеризуется средне-, мелко- и тонкозернистыми 
песчаниками, относящимися к старооскольским от-
ложениям среднего девона (D2st). Керновые образцы 
17, 26 и 16 имеют однообразный гранулометрический 
состав, весьма слабую сцементированность. образцы 
70, 90 и 76 представлены среднезернистым песчаником, 
имеют примеси аргиллита с наличием трещин по длине 
образцов. Низкопроницаемые образцы 68 и 80 с высокой 
сцементированностью (содержат аргиллит и мелкозерни-
стый песчаник) и не имеют сквозных трещин по длине. 
В табл. 1 представлены параметры керновых образцов 
неоднородной составной модели, фильтрационные пара-
метры которых определены волюметрическим методом 
на установке ПИК-ПП.

сухие керновые образцы предварительно насыщали 
в сатураторе пластовой водой. Минерализация пластовой 
воды – 78,9 г/л, тип воды – хлоридно-кальциевый, плот-
ность и вязкость при 20 ° с) – 14,35 мПа∙с, содержание 
серы – 0,07%, содержание парафина – 9,79%, содержание 
смол – 5,46%, содержание асфальтенов – 0,31%.

После насыщения пластовой водой керновые образцы 
помещали в кернодержатель с уменьшением проницаемо-
сти к выходу составной модели. Керновые образцы рас-
полагались таким образом, чтобы трещины были в одном 
направлении и частично пересекались между керновыми 
образцами составной модели, тем самым образуя канал 
с низким фильтрационным сопротивлением. Между 
торцами керновых образцов вставляли фильтрационную 
бумагу для снижения капиллярных концевых эффектов. 
Затем создавали горное давление (давление обжима кер-
новой модели резиновой манжетой) и выполняли закачку 
дегазированной нефти в количестве 5 поровых объемов 
керновой модели (5Vпор). По мере прокачки нефти выходя-
щий объем жидкости поступал по трубке в измерительную 
емкость для оценки вышедшего объема пластовой воды 
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из керновой модели и расчета начальной нефтенасыщен-
ности. Насыщение шло при постоянном объемном расходе 
закачки нефти, который составляет 0,04 мл/мин (или 
0,09% Vпор/мин). Начальная нефтенасыщенность модели 
в результате насыщения составила 0,932 д. ед.

Нефть и вода по мере насыщения и выполнения 
экспериментального исследования по вытеснению 
отбирали в градуированную стеклянную тару объ-
емами 10, 25 и 50 мл со шкалами основных делений 
0,2 мл для 10 мл и 1 мл для 25/50 мл. Минималь-
ный отбираемый объем жидкости на выходе равен  
5 мл, максимальный – 50 мл. По отбираемым объемам 
рассчитывали содержание воды в отобранном объеме 
жидкости для оценки динамики обводненности по мере 
вытеснения нефти водой.

Биополимерный раствор ксантана готовили на основе 
той же пластовой воды с массовой концентрацией полиме-
ра 1 г/л. Такая концентрация выбрана с учетом результатов 
проведенных ранее исследований по определению реоло-
гической модели поведения полимерного раствора, а так-
же с рассчитанными гидравлическими сопротивлениями 
течению. При выборе также принимались во внимание 
экономическая целесообразность и обеспечение условия 
выравнивания профиля приемистости. Для предупреж-
дения биологической деструкции полимерного раствора 
с течением времени применялся бактерицид Atren Bio A 
с концентрацией 0,5 г/л (Дуркин, саврей, 2023).

определение коэффициента вытеснения нефти (КВН) 
и оценку влияния закачки биополимерного раствора вы-
полняли по следующему алгоритму.

1. оценка КВН пластовой водой с постоянным объ-
емным расходом 0,08 мл/мин, что соответствует истинной 
скорости фильтрации 0,32 м/сут. Такая скорость выби-
ралась на основании данных, полученных в ходе про-
веденных ранее трассерных исследований на нефтяном 
месторождении N.

2. Закачка 0,15Vпор раствора ксантана и продолжение 
вытеснения нефти пластовой водой с оценкой прироста 
КВН и уменьшения обводненности.

3. Закачка 0,20Vпор раствора ксантана с продолжением 
вытеснения нефти пластовой водой.

4. Закачка 0,25Vпор раствора ксантана и довытеснение 
нефти с изменением объемного расхода закачиваемой 
пластовой воды с оценкой влияния скорости фильтрации 
на изменение КВН и обводненности.

По завершению вытеснения нефти растворами ксан-
тана с пластовой водой выполнена оценка распределения 
насыщенностей нефти и воды по керновым образцам со-
ставной модели с помощью аппарата Закса.

Предполагалось, что благодаря циклической стиму-
ляции полимерным раствором будет происходить равно-
мерное снижение коэффициента нефтенасыщенности 
по длине керновой модели до достижения обводненности 
98–100% выходящей жидкости или момента прокачки 
2Vпор пластовой воды. обводненность выходящей жидко-
сти из модели при постоянной скорости фильтрации явля-
ется ключевым параметром эффективности вытеснения. 

Кроме того, при циклической закачке раствора био-
полимера с дальнейшим довытеснением нефти пласто-
вой водой оценивался эффект закупорки «промытых» 

Рис. 3. Гидравлическая схема эксперимента по закачке раствора ксантана с целью увеличения коэффициента вытеснения нефти. 
Обозначения: 1 – керновые образцы; 2 – резиновая манжета; 3 – кернодержатель заполненный трансформаторным маслом; 4 – 
вентильный кран; 5 – измерительная емкость; Е1, Е2 – емкости с трансформаторным маслом под давлением сжатого воздуха; 
Н – разделительная емкость с нефтью и трансформаторным маслом; К – разделительная емкость с раствором ксантана; В – раз-
делительная емкость с водой и трансформаторным маслом

Табл. 1. Параметры керновых образцов, установленные в ходе эксперимента по вытеснению нефти

№  
образца 

Длина, 
см 

Диаметр, 
см 

Объем  
образца, мл 

Поровый  
объем, мл 

Абсолютная проницаемость по газу 
(гелий) × 10–15, м2 

17 2,95 2,97 20,40 5,33 4264 
26 2,95 2,98 20,56 5,23 4103 
16 3,12 2,98 21,74 5,60 3846 
70 2,91 2,96 20,00 4,64 218 
90 3,06 2,95 20,86 5,13 134 
76 3,46 2,97 23,92 5,83 131 
68 3,66 2,97 25,25 7,20 20 
80 3,59 2,98 24,97 6,59 9 
∑ / 

среднее 25,7 / – – / 2,97 177,70 / – 45,55 / – – / 1590,6 
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фильтрационных каналов посредством удержания 
полимера между зернами песчаника. По мере закачки 
пластовой воды после закачек растворов полимера ожи-
далось включение новых, ранее не охваченных вытесне-
нием фильтрационных каналов, а также, что изменение 
фильтрационного потока, в свою очередь, будет поспо-
собствовать снижению обводненности и увеличению 
коэффициента вытеснения нефти.

результаты
В результате выполнения экспериментального иссле-

дования рассчитаны КВН пластовой водой после каждой 
закачки полимерного раствора (табл. 2). При закачке воды 
без биополимера КВН составил 36,4%, что для данного 
кернового материала, насыщенного дегазированной неф-
тью и пластовой водой при температуре около 20–22 °с, 
является ожидаемым результатом. Прирост КВН после 
закачки полимерного раствора объемом 0,15Vпор соста-
вил 8,0%, что соответствует полученному КВН, равному 
44,4%. однако после второй закачки раствора биополи-
мера в объеме 0,20Vпор прирост КВН составил всего 7,4% 
(суммарный КВН равен 51,8%) при большем объеме зака-
чанной пластовой воды, а при последующей (последней) 
закачке полимерного раствора объемом 0,25Vпор получен 
более существенный прирост КВН.

По динамике КВН и обводненности (рис. 4) можно 
заключить, что при вытеснении без полимерного рас-
твора содержание воды резко увеличивается до 98–100% 
при отборе около 1,20Vпор жидкости. После первой 

закачки биополимера обводненность снизилась до 90–
94%, с уменьшением эффективности вытеснения нефти 
увеличивается содержание воды до последующей закачки 
полимерного раствора. При второй закачке полимерного 
раствора прирост давления отличается несущественно – 
максимальное зафиксированное давление выросло на 2,2% 
относительно полученного максимального давления после 
первой закачки полимерного раствора, а установившееся 
давление при фильтрации пластовой воды увеличилось на  
4,2% (табл. 2). увеличение КВН после второй закачки 
раствора ксантана с небольшой обводненностью длится 
около 1,2Vпор, после чего эффективность вытеснения резко 
снижается.

На рис. 5 представлена динамика давления закачки 
воды, КВН и обводненности выходящей жидкости в за-
висимости от прокачанного объема воды после закачки 
раствора ксантана объемом 0,25Vпор. увеличение расхода 
закачиваемой пластовой воды не привело к вовлечению 
в процесс вытеснения новых нефтенасыщенных участков 
керновой модели. Изменение темпа закачки повлияло 
на КВН и обводненность как на этапе движения полимер-
ного раствора в горной породе, так и при перераспределе-
нии полимерных молекул в горной породе с увеличением 
фильтрационного сопротивления в обводненных канах 
фильтрации. Кроме того, отметим, что чем больше вре-
мени с момента закачки полимерного раствора прошло, 
тем меньше вероятность изменения фильтрационного 
потока за счет отрыва молекул полимера и закупорки 
обводненных фильтрационных каналов, так как процесс 

Табл. 2. Основные результаты экспериментального исследования

Параметр и  
размерность 

Вытеснение нефти пластовой водой 
без 

раствора 
ксантана 

после 0,15Vпор 
раствора  

ксантана 1 г/л 

после 0,20Vпор 
раствора  

ксантана 1 г/л 

после 0,25Vпор 
раствора  

ксантана 1 г/л 
Максимальное давление 
закачки, МПа 0,647 1,379 1,410 2,875 

Установившееся давление 
закачки при объемном 
расходе 0,08 мл/мин, МПа 

0,462 1,138 1,186 1,935 

Количество прокачанных Vпор 
воды, ед. 1,96 2,11 2,56 4,27 

КВН, % 36,4 44,4 51,8 67,4 
Прирост КВН, % – 8,0 7,4 15,6 

Рис. 4. Динамика коэффициента вытеснения нефти и обводненности по мере закачки поровых объемов пластовой воды с раствором 
ксантана концентрацией 1 г/л
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диффузии проходит вне зависимости от скорости филь-
трации, что указывает тренд снижения давления закачки 
воды при объемном расходе 0,08 мл/мин на рис. 5.

В конце экспериментального исследования керновые 
образцы извлекались из кернодержателя и по одному 
помещались в аппарат Закса для оценки водонасыщен-
ности. На рис. 6 представлены фотографии торцов керна 
составной модели до и после проведения вытеснения, 
а также расчетные значения насыщенностей нефти 
и воды. остаточная нефтенасыщенность преимуществен-
но распределена в первой половине керновой модели. 
В образце 90 зафиксировано наибольшее содержание 
нефти после вытеснения и при визуальном осмотре 
выявлено, что движение воды было по одну сторону 
от продольной трещины. В низкопроницаемых образцах 
68 и 80 остаточная нефтенасыщенность меньше, чем 
в других образцах. 

Обсуждение результатов
резкий рост обводненности перед закачкой полимер-

ных растворов, вероятнее всего, вызван прорывом воды 

по каналу с низким фильтрационным сопротивлением. 
При первой закачке полимерного раствора за счет адсорб-
ции часть полимерных молекул удерживается на горной 
породе, преимущественно в керновых образцах в начале 
составной модели – образцах повышенной проницаемо-
сти. После второй закачки полимера объемом 0,20Vпор 
молекулы ксантана имеют более высокую подвижность 
в начале керновой модели за счет уже сформированного 
адсорбционного слоя на горной породе, тем самым обе-
спечивается его движение и формирование адсорбцион-
ного слоя на последующих керновых образцах. однако 
закачка двух полимерных растворов с вытеснением нефти 
пластовой водой, по всей видимости, не привела к суще-
ственному накоплению полимерных молекул в кернах 
с развитой трещиноватостью вдоль направления филь-
трации (образцы 70, 90 и 76), поэтому эффективность 
вытеснения после закачки 0,20Vпор ксантана резко падает. 
уменьшение объемного расхода в 2 раза (0,04 мл/мин) по-
сле достижения 100%-ного содержания воды в выходящей 
из модели жидкости привело к небольшому снижению 
обводненности и росту КВН на 0,6% (рис. 4).

Рис. 5. Динамика коэффициента вытеснения нефти (КВН), обводненности и давления после закачки 0,25Vпор ксантана 1 г/л в зави-
симости от объемного расхода (q) и прокачанного порового объема (Vпор) пластовой воды

Рис. 6. Насыщенность керновых образцов после проведения полимерного вытеснения растворами ксантана. Обозначения: а – торцы 
керновых образцов до и после нефтевытеснения; б – составная модель после проведения эксперимента; в – насыщенности керновых 
образцов
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При закачке полимерного раствора объемом 0,25Vпор 
зафиксировано снижение обводненности до 84% при объ-
емном расходе 0,08 мл/мин. При вытеснении нефти после 
третьей закачки полимера выполнено заполнение емкости 
«В» (рис. 3), в связи с её опустошением и отсутствием 
пластовой воды (точка Г, рис. 7), далее вытеснение про-
должалось с расходом 0,04 мл/мин.

По зафиксированной динамике давления закачки 
можно выделить несколько точек давления при объемном 
расходе 0,08 мл/мин. Видно, что после заполнения водой 
разделительной емкости фильтрационной установки 
при объемном расходе 0,04 мл/мин давление имеет тен-
денцию небольшого снижения по сравнению с темпом 
снижения при 0,08 мл/мин. с увеличением объемного 
расхода с 0,04 до 0,08 мл/мин и зафиксированным давле-
нием в точке Б (рис. 7) объемный расход был снова снижен 
до 0,04 мл/мин, в результате чего наблюдается тенденция 
роста давления закачки, вызванная перераспределением 
потока закачиваемой пластовой воды и довытеснением 
нефти. Затем обводненность снова увеличивается, что от-
ражается на динамике давления закачки за счет умень-
шения фильтрационного сопротивления и вымывания 
полимерных молекул.

Для подтверждения процесса вымывания полимер-
ных молекул на рис. 8 представлена динамика давления 

Рис. 7. Динамика давления и объемного расхода (q) закачиваемой воды после закачки ксантана объемом 0,25Vпор. Обозначения: А – 
точка максимального зафиксированного давления после закачки 0,25Vпор ксантана; Б – установившееся давление при объемном рас-
ходе закачки воды q = 0,08 мл/мин; В – точка давления при q = 0,08 мл/мин после увеличения закачки воды; Г – отсутствие пластовой 
воды в разделительной емкости насоса (упор поршня в разделительной емкости пластовой воды)

в керновой модели после остановки подачи пластовой 
воды в результате 2-й и 3-й закачки полимерного раство-
ра объемом 0,20Vпор и 0,25Vпор соответственно. Видно, 
что установившееся давление в модели после 3-й закачки 
ниже, чем при остановке после 2-й закачки раствора ксан-
тана. За счет увеличения объемного расхода (0,10 и 0,20 
мл/мин) установившееся давление снизилось на 15%.

остаточная нефтенасыщенность в начале керновой 
модели может быть вызвана герметизацией нефтенасы-
щенных участков после 1-й закачки полимерного раство-
ра. однако в случае попадания полимерных молекул и их 
адсорбции на горной породе пластовая вода двигается 
позади полимерного раствора, тем самым выравнивается 
профиль вытеснения нефти. Помимо адсорбции поли-
мерных молекул, при движении раствора биополимера 
снижалась концентрация ксантана в фильтрационном 
канале при контакте как с пластовой водой в керне, так 
и с закачиваемой водой. Вероятней всего, изменение 
фильтрационного потока в первой половине составной 
модели и высокий градиент давления весьма положи-
тельно влияют на вытеснении нефти из низкопроницае-
мых образцов, что нельзя сказать о высокопроницаемых 
образцах керна в начале составной модели с наличием 
большего количества остаточной нефти после выполне-
ния исследования.

Рис. 8. Динамика давления в фильтрационной модели после остановки закачки пластовой воды при вытеснении нефти полимерными 
растворами ксантановой камеди
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Заключение
Таким образом, на основании полученных результатов 

можно сделать следующие выводы.
1. Закачка раствора ксантана 0,15 д. ед. от порового 

объема и последующая закачка пластовой воды приводят 
к росту коэффициента вытеснения нефти на 8,0%. Эффект 
наблюдается в течение 2 поровых объемов закачиваемой 
воды. Прирост коэффициента вытеснения нефти при по-
следующих закачках растворов ксантана 0,20 и 0,25 д. 
ед. от порового объема составил 7,4% и 15,6% соответ-
ственно. суммарный прирост коэффициента вытеснения 
нефти равен 31,0% при прокачке более 8 поровых объемов 
пластовой воды и 0,6 порового объема полимерного рас-
твора ксантана.

2. На вытеснение нефти влияет изменение скорости 
фильтрации полимерного раствора в горной породе. 
Данный факт подтверждает тенденция роста давления 
закачки при изменении объемного расхода пластовой воды 
после 3-й закачки раствора ксантана объемом 0,25Vпор. 
скорость потери вязкости посредством диффузии поли-
мерного раствора ксантана концентрацией 1 г/л постоянна 
вне зависимости от прокачанного объема пластовой воды 
и объемного расхода воды (0,04–0,2 мл/мин).

3. Постепенное увеличение объема закачиваемого 
раствора ксантана привело к большему изменению филь-
трационного потока, чем однократная закачка полимер-
ного раствора. Это связано прежде всего с образованием 
адсорбционного слоя в обводненных фильтрационных 
каналах. Чем больше объем закачиваемого биополимера, 
тем выше вероятность герметизации зон с нефтенасыщен-
ностью и отсутствием возможности вовлечения данных 
областей в процесс вытеснения в течение длительного 
промежутка времени.
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the Use of cyclic Injection of Xanthan solution in order to Increase the 
Oil recovery Factor from heterogeneous terrigenous reservoirs
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abstract. As oil reserves are depleted during the 
development of an oil deposit in an elastic-water-pressure 
mode, the water cut of the fluid gradually increases, reducing 
the efficiency of waterflooding and maintaining reservoir 
pressure by the system of injection wells. The rheological 
characteristics of the saturating fluid and the structure of 
the reservoir affect the likelihood of premature watering 
of production wells. To increase oil production and level 
the displacement front, various polymer systems, both 

synthetic and biological, are used to promote additional oil 
production from previously untapped reservoir zones. There 
are technologies for both constant injection of a working agent 
with a polymer, and a slug of a polymer solution of a certain 
concentration with subsequent injection of water. The purpose 
of this work is to assess the effect of injection of xanthan 
solution on the oil displacement efficiency with subsequent 
injection of formation water. An experimental (laboratory) 
study was carried out on alternating injection of xanthan and 
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formation water solutions to increase filtration resistance in 
flooded filtration channels. Inhomogeneous terrigenous core 
samples with different fracturing and filtration-capacitive 
properties were selected as a physical model for carrying out 
the experiments. The main results of the laboratory study 
are the dependence of the oil recovery factor and water cut 
on the injected volume of formation water. It is noted that 
the key factor in reducing the displacement efficiency after 
injection of a polymer slug is the loss of polymer molecules 
both after adsorption on the rock and during further filtration 
of formation water through diffusion. As a result of the 
experimental study, it was revealed that changing the filtration 
rate can have a beneficial effect on the involvement of oil-
saturated rock in the displacement process due to the sealing 
of watered areas when the injection pressure changes.

Keywords: xanthan, polymer flooding, oil recovery 
coefficient, waterlogging, heterogeneous reservoir, physical 
modeling
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Прогнозирование вязкостно-температурной зависимости 
смеси нефтей по информации об их плотности, содержании 

парафина, смол, асфальтенов и фракционном составе

А.Р. Валеев1*, Р.Р. Ташбулатов1, Я. Чэнь2, Р.М. Каримов1
1Уфимский государственный нефтяной технический университет, Уфа, Россия 

2Юго-западный нефтяной университет, Ченгду, Китай

Предложен новый способ прогнозирования вязкостно-температурных характеристик смесей нефтей различ-
ных месторождений, непрерывно образующихся в процессе выполнения технологических операций при их сборе, 
транспорте и переработке в разветвленных трубопроводных системах. основная идея заключается в определении 
корреляционной зависимости вязкости нефти от других ее физико-химических свойств, которые при смешении 
нефтей поддаются аддитивному расчету. Такими параметрами являются плотность, содержание высокомолеку-
лярных соединений, их фракционный состав и т.п. По корреляционной зависимости можно оценить значение 
вязкости смеси после определения расчетным способом ее аддитивных физико-химических свойств. По известным 
характеристикам нефтей подобраны и проанализированы различные регрессии первого и второго рода с целью 
построения уравнений для определения вязкости при температурах 10 °с, 20 °с, 30 °с, 40 °с, 50 °с в зависи-
мости от указанных аддитивных параметров. Предложен также способ определения вязкостно-температурной 
зависимости нефти на основе уравнения рейнольдса – Филонова. Полученные погрешности определения вязкости 
являются допустимыми для выполнения предварительных прогнозных расчетов энергопотребления перекачки 
при планировании грузопотоков нефтей различных месторождений по разветвленной трубопроводной системе. 

Ключевые слова: нефть, вязкость, кроссвалидация, парафины, смолы, асфальтены, база данных
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1. Введение
современные крупные нефтепроводные системы та-

ких стран, как россия, сША и Китай, представляют собой 
большие разветвленные сети. Планирование и управление 
технологическими операциями, а также выбор необходи-
мых режимов перекачки нефти на отдельных частях систе-
мы является сложной и важной задачей, так как напрямую 
влияет на энергопотребление, следовательно, и на эконо-
мические показатели эффективности трубопроводного 
транспорта нефти. Затраты энергии компенсируют потери 
напора на трение при движении нефти по трубопроводам, 
величина которых, в свою очередь, определяется вязко-
стью перекачиваемой нефти (Chen et al., 2023).

Значения вязкости различных нефтей могут сильно 
отличаться друг от друга. Например, различие пока-
зателей вязкости маловязкой и высоковязкой нефтей, 
поступаемых в систему магистральных трубопроводов 
россии, может составлять до 100 раз (Ташбулатов, 2019), 
следовательно, и затраты на перекачку таких нефтей 
при одних и тех же условиях могут отличаться существен-
ным образом (Langbauer et al., 2021). Поэтому прогнози-
рование вязкости образующихся в процессе выполнения 

технологических операций смесей нефтей из различных 
месторождений является важной задачей при проектиро-
вании новых трубопроводов и расчете технологических 
режимов перекачки.

При перекачке по трубопроводу нефти с неизменными 
свойствами задача прогнозирования энергопотребле-
ния не является сложной. однако при транспортировке 
нефтей из различных месторождений с отличающимися 
свойствами в отдельных частях трубопроводной системы 
перекачиваются технологические смеси с различным 
содержанием исходных смешиваемых нефтей, а соот-
ветственно, с различной вязкостью. с учетом регулярного 
изменения режимов перекачки на отдельных участках 
нефтепроводов нефть смешивается в разных порциях 
(Аралов и др., 2017). Таким образом, на каждом участ-
ке нефтепроводной системы могут меняться не только 
технологические параметры перекачки, но и свойства 
нефти. Для рационального прогнозирования и управления 
режимами работы трубопровода, а также для более точной 
оценки энергопотребления необходимо прогнозировать 
вязкость перекачиваемой технологической смеси в любой 
момент времени с учетом поступаемых в систему объ-
емов нефти. однако следует отметить, что вязкость смеси 
нефтей не поддается аддитивному расчету.

В простейшем случае вязкость можно оценить с по-
мощью уравнения Аррениуса (Аралов и др., 2017):

, (1)
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где vmix – коэффициент кинематической или динамической 
вязкости смеси; v1, v2 – коэффициенты кинематической 
или динамической вязкости исходных смешиваемых неф-
тей; x1, x2 – соотношения исходных смешиваемых нефтей.

Для описания изменения вязкости при смешении также 
часто используют следующие уравнения (Ташбулатов, 
2019):

– уравнение Кендаля и Монрое

, (2)
– уравнение Керна (Бингама, Здановского)

, (3)

– уравнение Вальтера
.

(4)
В табл. 1 представлены математические модели 

для определения вязкости бинарных нефтяных смесей, 
описанные в работах (Ташбулатов, 2019; Закиров, 2016; 
Al-Maamari et al., 2015; Han et al., 2007; Khan et al., 1984; 
Miadonye et al., 2000; Miadonye et al., 1995; Miadonye et 
al., 1994; Puttagunta et al., 1993; Zhang et al., 2007). 

Перечисленные математические модели для опре-
деления вязкости нефтяной бинарной смеси имеют 
свои достоинства и недостатки. В частности, поскольку 
вязкость смеси зависит от физико-химических свойств 
исходных смешиваемых компонентов, то и упрощен-
ные подходы, использующие только значение вязкости 
и доли смешиваемых исходных нефтей в смеси, будут 
заведомо иметь ограниченную точность. Эти модели 
не учитывают возможное проявление неньютоновского 
характера течения смешиваемых компонентов, а также 
имеют низкую точность при прогнозировании вязкости 
смесей, имеющих в своем составе три и более исходных 
смешиваемых нефтей. 

Теоретически решить проблему можно с помощью 
проведения предварительных лабораторных исследо-
ваний по определению вязкости смесей нефтей во всех 
возможных пропорциях смешения. Но таких различных 
смесей может сформироваться бесконечно много, поэтому 
проводить лабораторное определение вязкости для каждой 
из смесей нефтей даже с некоторой дискретностью долей 
смешения является неоправданно трудоемко. Наиболее 
оптимальным решением указанной проблемы может 
стать разработка метода прогнозирования вязкости смеси 
расчетным методом без проведения предварительных 
лабораторных испытаний.

основная идея заключается в определении корреляци-
онной зависимости вязкости нефти от других ее физико-
химических свойств, которые при смешении нефтей под-
даются аддитивному расчету, таких как плотность, содер-
жание высокомолекулярных соединений, фракционный 
состав и т.п. определив расчетным способом аддитивные 
физико-химические свойства смеси, по корреляционной 
зависимости можно оценить значение ее вязкости.

Для определения указанной выше корреляционной 
зависимости нами использовалась база данных со свой-
ствами нефтей, описанными в справочнике «Нефти 
ссср» (1971, 1972, 1974). В этой базе данных имеются 

сведения о вязкости, плотности, содержании парафина, 
смол, асфальтенов и фракционном составе 773 видов 
нефтей, добываемых в 70-е годы XX в. на территории 
ссср. При этом вязкости приведены при температурах 
от 0 °с до 70 °с с шагом в 10 °с.

Таким образом, целью настоящей работы является 
построение корреляционной зависимости вязкости нефти 
от ее плотности, содержания парафина, смол, асфальтенов 
и их фракционного состава. Это исследование продолжает 
серию наших работ (Валеев и др., 2024; Valeev et al., 2024) 
о прогнозировании вязкости смеси нефтей на основе 
их других физико-химических свойств, поддающихся 
аддитивности.

2. Базовая модель прогнозирования 
вязкости нефти 

В качестве базовой модели прогнозирования вязкости 
взяты полученные нами ранее результаты (Valeev et al., 
2024). В рамках настоящего исследования построены 
уравнения регрессии второго порядка для определения 
вязкости на основе плотности и содержании парафинов, 
смол, асфальтенов. определение содержания таких высо-
комолекулярных соединений в нефти, как парафинов, смол 
и асфальтенов, при установлении свойств нефти применя-
ется и в других направлениях исследований (Khuramshina, 
2023). Погрешность формул оценивалась с учетом по-
элементной кросс-валидации. Кросс-валидация, так же 
как и другие математические операции, проводилась 
посредством языка программирования Python. Значения 
оценки погрешности представлены в табл 2. 

уравнения регрессии корреляционных зависимостей 
для определения вязкости при различных температурах 
имеют следующий вид:

ν10 = exp(–13,4 + 172П – 6,46с – 227А + 5,51ρ20 – 
180П2 + 375ПА – 179Пρ20 – 11,1сП – 0,835с2 – 6,84сА +
9,24сρ20 – 25,9А2 + 245ρ20А + 15,2ρ20

2), (5)

ν20 = exp(40,0 – 2,30П – 6,78с + 51,6А – 117p20 + 
48,6П2 + 51,6ПА + 2,72Пρ20 + 0,650сП – 2,40с2 + 
14,6сА + 10,4сρ20 + 14,5А2 – 76,1ρ20А + 84,6ρ20

2), (6)

ν30 = exp(63,7 + 24,2П – 14,1с + 88,6А – 167ρ20 – 
3,83П2 + 23,9ПА – 23,7Пρ20 – 0,762сП – 3,57с2 + 14,6сА+ 
20,2сρ20 + 11,3А2 – 113ρ20А + 110ρ20

2), (7)

ν40 = exp(44,8 + 34,6П – 23,2с + 97,4А – 119ρ20 – 
3,14П2 + 17,5ПА – 37,9Пρ20 – 0,744сП – 3,51с2 + 9,74сА + 
30,7сρ20 + 8,68А2 – 119ρ20А + 79,1ρ20

2), (8)

ν50 = exp(16,6 + 65,7П – 25,1с + 99,4А – 52,7ρ20 – 
0,473П2 + 0,462ПА – 80,4Пρ20 + 11,3сП – 3,22с2 + 
12,3сА + 31,8сρ20 + 10,1А2 – 123ρ20А + 40,9ρ20

2), (9)

где вязкости ν10–ν50 представлены в размерности сст, 
содержания парафинов (П), смол (с), асфальтенов (А) – 
в долях единицы, плотность ρ20 – в т/м3.

Представленные в табл. 2 погрешности вязкости име-
ют значения порядка 30–40%. На первый взгляд, такие 
значения кажутся слишком большими, но при расчете 
энергопотребления и потерь напора трения погрешность 
станет мельше. Например, потери напора при перекачке 
нефти по трубопроводу в турбулентном режиме в зоне 
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гидравлически гладких труб (наиболее характерной 
для магистральных нефтепроводов) зависят от вязкости 
в степени 0,25 (согласно формуле Лейбензона (Белоусов, 
сафонов, 1971)), поэтому и потери напора будут опреде-
ляться с погрешностью около 7–10%.

указанные значения погрешности в 30–40% будут 
являться сравнительной характеристикой для дальней-
ших исследований, представленных в рамках настоящей 
статьи. 

Табл. 1. Математические модели для определения вязкости бинарных нефтяных смесей 
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3. Прогнозирование вязкости нефти 
при заданной температуре на основе ее 
параметров, поддающихся аддитивности

Целью следующего этапа исследований является 
определение более сложной корреляционной зависимости 
вязкости нефти при заданной температуре с добавлением 
в уравнение, кроме плотности, содержания парафинов, 
смол, асфальтенов и фракционного состава. 

Для каждой вязкости при температурах от 10 °с 
до 50 °с с шагом в 10 °с строились уравнения линейной 
регрессии и уравнения регрессии второго порядка для ло-
гарифма вязкости. Для построения корреляционной зави-
симости использовалось фракционное содержание для за-
данной температуры, а также фракционное содержание 
для заданного диапазона температур. Перебиралось раз-
личное сочетание плотности, содержания парафина, смол, 
асфальтенов, а также фракционного состава. Температуры 
для фракционного состава принимались согласно ГосТ 
2177-99 (раздел 6, метод «Б»): 100 °с, 120 °с, 150 °с, 
160 °с и далее каждые 20 °с до 300 °с. общее количество 
моделей, которые анализировались, составило 4220 (без 
учета объема выборки для кроссвалидации).

Были определены оптимальные аргументы для анали-
за: фракционное содержание для заданной температуры 
(модель 1) или содержание для заданного диапазона 
температур (модель 2). 

В модели 1 использовалась регрессия второго порядка, 
а в качестве аргумента бралось фракционное содержание 
для заданной температуры, а также плотность, содержания 
смол, фракционное содержание до 300 °с. 

В модели 2 также использовалась регрессия второго 
порядка, а в качестве аргумента учитывались значения 

плотности, содержаний смол, фракционного содержания 
до 150 °с, а также в диапазонах 150–220 °с и 220–300 °с. 
В табл. 3 приведены результаты сравнения. Погрешность 
формул оценивалась с учетом поэлементной кросс-
валидации. Модель 1 показала лучший результат.

Как видно из таблицы, у модели 1 погрешность ниже, 
и данное отличие статистически значимо практически 
для всего диапазона температур (на основе двухвыбороч-
ного t-критерия стьюдента при уровне значимости 0,05).

Таким образом, целесообразнее использовать фрак-
ционное содержание для заданной температуры, чем 
для диапазона температур. В таком же виде информация 
представлена и в справочнике «Нефти ссср».

В целях поиска наиболее подходящих параметров 
для определения вязкости проводился перебор комбина-
ций линейной регрессии второго порядка с различным 
набором параметров. Количество таких комбинаций со-
ставило 4220. В табл. 4 представлена информация по по-
грешности лучших уравнений для определенной вязкости 
при заданной температуре.

Новые уравнения регрессии корреляционных за-
висимостей для определения вязкости при различных 
температурах будут вид

ν10 = exp(–26,8 + 34,9ρ20 + 0,0350с – 4,38А – 
42,1Ф120 + 7,15Ф300), (10)

ν20 = exp(–128 + 244П + 219ρ20 – 6,31с – 254Ф260 + 
327Ф300 + 25,0П2 – 261Пρ20 – 186ПФ260 + 101ПФ300 – 
73,7ρ20

2 + 330p20Ф260 – 413ρ20Ф300 + 3,86сП – 1,59сρ20 + 
2,24с2 – 28,9сФ260 + 35,9сФ300 + 239Ф260

2 – 
401Ф300Ф260 + 163Ф3002), (11)

ν30 = exp(116 – 266ρ20 – 18,6с – 431Ф280 + 
389Ф300 + 162ρ20

2 + 507ρ20Ф280 – 474ρ20Ф300 + 
17,5сρ20 – 0,0177с2 – 21,7сФ280 + 28,1сФ300 + 
225Ф280

2 – 400Ф300Ф280 + 183Ф300
2), (12)

ν40 = exp(147 – 345ρ20 – 77,2Ф180 – 87,1Ф240 + 
97,4Ф300 + 208ρ20

2 + 60,2ρ20Ф180 + 126ρ20Ф240 – 
123ρ20Ф300 + 11,7Ф180

2 – 112Ф240Ф180 + 129Ф240
2 + 

122Ф300Ф180 –172Ф300Ф240 + 35,0Ф300
2), (13)

ν50 = exp(18,2 – 29,1ρ20 – 27,8с – 9,52Ф300 + 
15,1ρ20

2 + 0,645ρ20Ф300 + 33,1сρ20 – 1,63с2 + 
2,42сФ300 + 4,49Ф300

2), (14)

где выход фракции до 260 °с (Ф260) и 300 °с (Ф300) – в до-
лях единицы.

Табл. 2. Оценка ошибки кросс-валидации при аппроксимации 
вязкости уравнением регрессии второго порядка в зависимости 
от плотности и содержания парафина, смол, асфальтенов 

Вязкость при 
температуре 

Количество 
точек 

Ошибка кросс-
валидации, % 

10 °С 129 36,7 ± 7,5 
20 °С 395 42,5 ± 3,3 
30 °С 385 32,5 ± 2,2 
40 °С 388 28,7 ± 2,0 
50 °С 433 29,2 ± 2,8 

Табл. 3. Сравнение погрешности наиболее точных полученных регрессий с информацией о фракционном содержании до заданной 
температуры или содержании для заданного диапазона температур

Вязкость 
при 
темпера-
туре 

Модель 1. Использование в 
качестве аргументов 
фракционного содержания до 
заданной температуры 

Модель 2. Использование в 
качестве аргументов фракционного 
содержания для заданного 
диапазона температур 

Статистика 
критерия 

Табличное 
значение 

Сравнение 

Среднее 
значение, % 

Стандартное 
отклонение, % 

Среднее 
значение, % 

Стандартное 
отклонение, % 

10 °С 34,0  5,0 51,0 5,7 –17,406 1,979 Различны 
20 °С 29,1 1,7 35,7 3,2 –23,696 1,967 Различны 
30 °С 23,9 1,5 28,3 1,7 –26,146 1,966 Различны 
40 °С 20,5 1,5 24,0 2,2 –17,790 1,966 Различны 
50 °С 19,5 1,6 21,7 1,4 –14,362 1,966 Различны 
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4. Прогнозирование вязкости нефти 
на основе формулы Филонова –рейнольдса 
и свойств нефти, поддающихся аддитивности

Полученные расчетные значения вязкости позво-
ляют пересчитать вязкость и при других температурах 
с помощью, например, формул Филонова – рейнольдса, 
Вальтера или Фогеля – Фульчера – Таммана. Поскольку 
эти формулы содержат в себе эмпирические коэффици-
енты, в них подставляются предварительно измеренные 
значения вязкости при заданных двух-трех величинах 
температуры. с учетом того, что в полученных уравнениях 
используются различные параметры, то имеем некоторое 
затруднение при выборе конкретных зависимостей среди 
уравнений (10)–(14).

Поскольку уже найдены вязкости при определенных 
температурах, то предлагается использовать формулу 
Филонова – рейнольдса в качестве основы для искомой 
зависимости. Для того чтобы ее применять, необходимо 
уравнение для расчета коэффициента крутизны виско-
граммы (u).

На основе имеющих сведений о вязкости нефтей 
из базы данных определили коэффициент крутизны ви-
скограммы и выбрали оптимальную зависимость для его 
расчета. Аналогично проведенному выше алгоритму, 
провели глубокой перебор уравнений регрессий первого 
и второго порядка с коэффициентами, в качестве которых 
могут выступать плотность, содержания парафинов, смол, 
асфальтенов и их фракционное содержание. В итоге оп-
тимальным уравнением оказалось следующее:

u = 0,0462 + 0,277П + 0,0351с – 0,122Ф200 + 
0,238П2 – 0,241ПФ200 – 0,478сП – 
0,00440с2 – 0,0565сФ200 + 0,0885Ф200

2. (15)
Таким образом, уравнения (10)–(14) могут использо-

ваться для расчета вязкости при заданной температуре, 

а уравнение (15) – для расчета коэффициента крутиз-
ны вискограммы. Для расчета вязкости по уравнению 
рейнольдса – Филонова необходимо знать значение вяз-
кости при определенной температуре. Было проведено 
сравнение, при какой температуре предпочтительнее 
использовать известное значение вязкости для наиболее 
точного определения вязкостно-температурной зависи-
мости. Для этого получили расчетные значения вязкости 
по различным формулам и сравнили с фактическими 
значениями вязкости из базы данных. Погрешности опре-
деления вязкости представлены в табл. 5.

Из табл. 5 видно, что наименьшая погреш-
ность 20,4% наблюдается при применении формулы 
рейнольдса – Филонова для вязкости при температуре 
30 °с. Таким образом, формула рейнольдса – Филонова 
для определения вязкости v(t) при температуре t имеет 
следующий вид:

v(t) = ν30 exp[–u(t – 30)], (16)

где ν30 определяется по формуле (12), а коэффициент 
крутизны вискограммы по формуле (15). 

согласно зависимости (16) вязкость при заданной 
температуре определяется по плотности, содержании 
парафинов, смол, а также по фракционному составу 
до 200 °с, 280 °с и 300 °с.

В соответствии с проведенными нами исследованиям 
(Валеев и др., 2024) уравнение Филонова – рейнольдса 
имеет в среднем погрешность 13,8% при прогнозировании 
вязкости нефти. Таким образом, применение формулы 
(16) повышает погрешность определения вязкости толь-
ко на 6,6% по сравнению с вязкостью, устанавливаемой 
при лабораторных испытаниях.

5. Заключение 
В настоящей работе предложены эмпирические урав-

нения для определения вязкости нефти с использованием 
таких параметров, как плотность нефти, содержание 
асфальтенов, смол и парафинов, доля выхода фракции 
при заданной температуре. Поскольку данные параметры 
аддитивны, после их определения для смеси вязкость 
смеси также становится определяемой по полученной 
зависимости.

На основе имеющейся базы данных о свойствах неф-
тей и перебора большого количества различных регрессий 
первого и второго рода построены зависимости для опре-
деления вязкости при температурах 10 °с, 20 °с, 30 °с, 
40 °с, 50 °с. они имеют погрешность 20–27%, которая 
оценена при помощи поэлементной кросс-валидации. 

Табл. 4. Погрешности при определении вязкости при заданной 
температуре в зависимости от плотности, содержания пара-
фина, смол, асфальтенов, а также от фракционного состава

Вязкость при 
температуре 

Количество 
точек 

Ошибка кросс-
валидации, % 

10 °С 35 25,7 ± 8,6 
20 °С 167 26,9 ± 2,3 
30 °С 203 23,7 ± 2,5 
40 °С 220 20,0 ± 2,5 
50 °С 218 19,5 ± 2,7 

Табл. 5. Погрешность определения вязкости при использовании уравнения Филонова – Рейнольдса и сведений о плотности, содержа-
нии парафина, смол, асфальтенов, а также о фракционном составе

Температура 
известной 
вязкости, °С 

Формула 
Погрешность определения вязкости при заданной температуре, % 

10 °С 20 °С 30 °С 40 °С 50 °С Среднее 

10 (6) 19,2 34,1 35,8 33,7 26,9 29,9 
20 (7) 24,3 25,8 26,4 26,0 20,8 24,7 
30 (8) 22,0 22,7 19,9 19,2 18,1 20,4 
40 (9) 21,8 24,6 21,8 19,4 15,8 20,7 
50 (10) 25,1 28,2 27,7 23,1 14,8 23,8 
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В качестве исходных данных для расчета вязкости бралась 
информация о плотности, содержании парафинов, смол, 
асфальтенов, а также о их фракционном составе.

Построено уравнение для расчета вязкости 
при любой температуре, основанное на формуле 
Филонова – рейнольдса. При расчете вязкостей в диапазо-
не 10–50 °с уравнение дает погрешность 20,4%, оценен-
ную с помощью кросс-валидации. В качестве исходных 
данных для расчета также использовалась информация 
о плотности, содержании парафинов, смол, а также о их 
фракционном содержании до 200 °с, 280 °с и 300 °с.

с использованием полученных зависимостей можно 
будет определять вязкость смеси нефти в любой точки 
разветвленной сети нефтепроводов, когда известны только 
свойства нефти на входе в данную сеть (например, после 
пункта подготовки нефти), и пропорции смешения нефтей 
в узловых точках. Такой подход позволит сократить объем 
лабораторных исследований по определению вязкости 
смесей нефтей, повысить качество прогнозирования 
технологических режимов перекачки нефти, принимать 
верные управленческие решения за счет наличия более 
точной информации. В совокупности полученные резуль-
таты могут повысить экономические показатели нефтяной 
отрасли в целом и трубопроводного транспорта нефти 
в частности.

отметим, что сделанные выводы основаны на опреде-
ленной базе данных, а следовательно, при большем объеме 
информации результаты могут измениться, а некоторые 
значения могут быть получены с меньшей точностью. 
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Prediction of the Viscosity-temperature Dependence of a Mixture of 
Oils Based on Information about the Density, content of Paraffin, resins, 
asphaltenes and Fractional composition
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abstract. The article is devoted to the problem of 
predicting the viscosity of an oil mixture. Viscosity is an 
important characteristic of oil when calculating pressure 
losses due to friction when moving in a well, through field 
pipelines, through a network of main oil pipelines. In the 
presence of a complex branched network of pipelines and the 
flow of oil from various wells and fields in the condition of 
constantly changing production flow rates, a large number of 
mixture variants can be formed. Laboratory determination of 
viscosity for each theoretically possible mixture is practically 
difficult to implement, therefore, it is promising to determine 
the viscosity of the mixture by a computational method based 
on parameters amenable to additivity. Such parameters can 
be density, component composition and its derivatives, such 
as the content of paraffins, resins, asphaltenes, and fractional 
composition. The article analyzes various regressions of the 
first and second kind to obtain equations for determining 
viscosity depending on the mentioned parameters. A model 
is being developed to predict the viscosity-temperature 
dependence of an oil mixture based on information on 
density, paraffin content, resins, asphaltenes and fractional 
composition. The results can be applied to the calculation of 
field and trunk oil pipeline networks.

Keywords: oil, viscosity, cross-validation, paraffin, resins, 
asphaltenes, database
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Добыча нефти и газа из сланцевых  
формаций в США: текущее состояние и прогнозы 

Н.А. Иванов1,2, Н.Н. Пусенкова3,4*, А.В. Соколов5
1Российский государственный университет нефти и газа (национальный исследовательский университет) имени И.М. Губкина, Москва, Россия

2Российское энергетическое агентство Минэнерго России, Москва, Россия
3Национальный исследовательский институт мировой экономики и международных отношений им. Е.М. Примакова РАН, Москва, Россия

4Исследовательский центр ЭНЕРПО Европейского университета в Санкт-Петербурге, Санкт-Петербург, Россия
5ООО «ПЕТРОГЕКО», Нижневартовск, Россия

В работе проанализированы факторы, способствующие успеху добычи нефти и газа плотных коллекторов 
в сША. соединенные Штаты – единственная в мире страна, добывающая в настоящее время углеводороды 
из сланцевых формаций в промышленном масштабе, хотя другие нефтегазодобывающие государства пытаются 
повторить ее успех в этой сфере. Американская сланцевая революция стала возможной благодаря широкомас-
штабному применению гидроразрыва пласта в сочетании с бурением горизонтальных скважин для извлечения 
нефти и газа из плотных пород. соответственно, важнейшим фактором успеха сланцевой революции сША стал 
мощный технологический потенциал американского нефтегазового сектора. 

однако технологический прогресс является необходимым, но не достаточным условием для обеспечения 
устойчивого развития сланцевой промышленности. Важна институциональная среда добычи углеводородов 
из сланцевых формаций, характеризующаяся эффективной системой недропользования, мощной финансовой 
и производственной базой, государственной стратегией поддержки научно-исследовательских и опытно-кон-
структорских разработок, разумной налоговой политикой, прозрачным регулированием, конкурентной и дивер-
сифицированной структурой сектора. Подобное сочетание этих факторов сложно повторить в других странах. 

При построении долгосрочных сценариев добычи нефти и газа управление энергетической информации 
сША в качестве ключевых факторов рассматривает ресурсную обеспеченность и скорость совершенствования 
технологий добычи. При анализе этого явления сделан вывод, что эти два фактора взаимосвязаны – непрерывное 
технологическое развитие отрасли обеспечивает повышение коэффициента извлечения нефти и газа. В результате 
рост добычи сопровождается ростом ресурсной обеспеченности. Предела этой тенденции пока не просматрива-
ется, а значит, потенциал добычи углеводородов из сланцевых формаций еще не исчерпан. 

Ключевые слова: ресурсная база, запасы, газ сланцевых формаций, нефть плотных коллекторов, гидрораз-
рыв пласта, горизонтальное бурение, сША, система недропользования, налоговая политика, государственная 
поддержка научно-исследовательских и опытно-конструкторских разработок, институциональная среда
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Введение
В 21-м веке сША, крупнейший мировой потребитель 

энергоресурсов, вышли в мировые лидеры по добыче неф-
ти и газа, стали их ведущим экспортером и, как представ-
ляется, обеспечили себе энергетическую независимость 
на несколько десятилетий вперед. 

В настоящей статье сделана попытка оценить, насколь-
ко устойчив сектор американской добычи углеводородов 
(уВ) из сланцевых формаций, и в какой мере ее успех 
является закономерным результатом технологического 
развития, специфики институтов, инвестиционного кли-
мата и экономической политики государства. 

География добычи углеводородов 
из сланцевых формаций

распространено мнение, что «сША повезло с геологи-
ей». с этим утверждением трудно согласиться, поскольку 
дело обстоит противоположным образом. На самом деле, 
сланцевые поля (плэи), в недрах которых обнаружены 
горные породы с низкими фильтрационно-емкостными 
свойствами (рис. 1), расположены в разных географиче-
ских зонах.

До начала 2000-х гг. эти недра с низкой плотностью 
углеводородных ресурсов не вовлекались в добычу, хотя 
о них было известно давно. Но долгое время считалась 
невозможной их добыча традиционными методами, 
а с помощью гидроразрыва пластов (ГрП) – технологи-
чески мало реальной и экономически не рентабельной. 
Гидроразрыв в сочетании с горизонтальным бурением 
стал применяться активнее сначала на газовых залежах 
в 2005–2006 гг., потом на нефтяных в 2008–2009 гг. 

ОриГинАльнАя СтАтья 

DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2024.3.24 уДК 622.276 
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Эффект масштабного применения ГрП на рост добычи 
нефти и газа наглядно иллюстрируют рис. 2 и 3.

следует отметить, что в силу особенностей геологи-
ческого строения, накопленный вклад в совокупную до-
бычу нефти и газа каждого плэя оказался неравномерным 
(рис. 4, 5). Так, например, по совокупной накопленной 
добычи нефти доминирует плей Пермиан (Permian), 
а по газу – Марцеллус (Marcellus). 

история применения ГрП на сланцевых 
плэях

следует отметить, что ГрП был впервые использован 
в незначительных масштабах для добычи нефти из слан-
цевых формаций еще в 1947 году. однако, как указывалось 
выше, эффективность его применения была невысока, 
и скептицизм по поводу потенциала такой нефти сохра-
нялся десятилетиями.

Рис. 1. Карта-схема расположения основных сланцевых формаций в США. Источник: US Energy Information Administration

Рис. 2. Добыча нефти из разных источников в США, 1920–2021 гг., млн бар./сутки (мб/с). Источник: US Energy Information Administration
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Рис. 4. Добыча нефти из разных сланцевых формаций в США, 2007–2023 гг., мб/с. Источник: US Energy Information Administration

Рис. 5. Добыча газа в США из разных сланцевых формаций, 2007–2023 гг., млн куб. м/с. Источник: US Energy Information Administration

Рис. 3. Добыча газа в США из разных источников (1993–2021 гг.), млрд куб. м/месяц. Источник: US Energy Information Administration
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скептицизм удалось преодолеть благодаря деятель-
ности Джорджа Митчелла, которого называют отцом 
сланцевой революции сША. его компания Mitchell Energy 
вела бурение на газ на сланцевой формации Barnett с 1981 
года. К середине 1990-х гг. она пробурила на Barnett по-
рядка 250 скважин, экспериментировала с различными 
жидкостями и химикатами, но без особого успеха. Прорыв 
произошел лишь в 1997 году, когда в качестве жидкости 
стали применять воду и увеличили мощность насосов, 
что резко повысило добычу газа, снизив при этом ее се-
бестоимость. Компания все агрессивнее бурила скважи-
ны, и добыча газа на Barnett быстро росла. Между 1993 
и 2002 гг. газодобыча на формации Barnett увеличилась 
более чем в 20 раз. 

Mitchell Energy параллельно предпринимала не очень 
удачные попытки бурить горизонтальные скважины 
на Barnett. Все изменилось после ее поглощения Devon 
Energy. Первые 5 горизонтальных скважин Devon, 
пробуренные в 2002 году, по показателям значительно 
превосходили все, что раньше отмечалось на Barnett, 
причем добыча газа в 3 раза превысила объемы, достиг-
нутые Mitchell. успех Devon с горизонтальным бурением 
во многом объяснялся комплексированием с данными 
трехмерной сейсморазведки (3D). 

Через несколько лет количество перешло в качество. 
В сентябре 2008 года в стране добывали всего 3,9 мб/с: это 
был самый низкий уровень добычи с 1943 года. Через ме-
сяц, в октябре 2008 года компания Petrohawk Energy про-
бурила первую успешную горизонтальную скважину 
на формации Eagle Ford на юге Техаса. Менеджмент 
полагал, что бурят на природный газ, но, к своему удив-
лению, вместе с газом получили мощный приток нефти. 
Постепенно сланцевые компании успешно выявляли 
участки формаций, где идеально сочетаются такие ха-
рактеристики, как мощность пласта, проницаемость, 
пористость и органический состав. Два года спустя не-
фтяники уже бурили горизонтальные скважины на разных 
продуктивных сланцевых залежах в бассейне Permian 
на западе Техаса. К 2012 году добыча в Техасе, составляв-
шая всего 1 мб/с в 2008 году, выросла до 3 мб/с. В ноябре 
2023 года в Техасе добыли 5,6 мб/с, и, если бы этот штат 
был отдельной страной, он бы занимал 4 место в списке 
ведущих нефтедобывающих государств. 

Взрывной рост добычи из сланцевых формаций привел 
к перепроизводству углеводородов, отчего цены на марку 
нефти WTI рухнули со 106 долл./барр. в июне 2014 году 
до 32 долл./барр. в январе 2016 года. однако, несмотря 
на это, сланцевые компании продолжали бурить и вести 
добычу (рис. 6), и чем больше они бурили, тем успешнее 
сокращали издержки. 

Этот ценовой кризис выявил важную закономер-
ность, связанную с добычей уВ из сланцевых формаций. 
Как тогда отмечал спенсер Дейл, главный экономист Вр, 
гидроразрыв в такой добыче больше похож на стандарти-
зированный, повторяющийся производственный процесс, 
чем на уникальные крупномасштабные инженерные рабо-
ты на проектах по добыче конвенциональной нефти. одни 
и те же буровые установки применяются для бурения 
многочисленных скважин, с одними и теми же процес-
сами на схожих участках. И, как многие повторяющиеся 

производственные процессы, гидроразрыв обеспечивает 
резкий рост производительности (Dale, 2015). 

следует особо подчеркнуть, что предложение на рынке 
конвенциональной (обычной) нефти не реактивно реаги-
рует на изменение нефтяных цен, поскольку существует 
значительный временной лаг, зачастую годы, между при-
нятием инвестиционных решений и началом нефтедобы-
чи на конкретном месторождении. Эта закономерность 
характерна для всех стран, ведущих добычу конвенцио-
нальной нефти. сланцевая же нефть радикально меняет 
эту картину. В сланцевом секторе лаг между принятием 
решения о бурении новой скважины и добычей нефти 
измеряется неделями, а не годами. Правда, жизненный 
цикл сланцевой скважины намного короче, чем конвен-
циональной скважины, и добыча на скважине снижается 
по гораздо более крутой траектории (рис. 7). В результате, 
в краткосрочном плане нефть из сланцевых формаций 
сильнее реагирует на изменение цен, чем конвенцио-
нальная нефть: когда нефтяные цены падают, инвестиции 
и буровая активность сокращаются, и уровень добычи бы-
стро снижается. Но как только цены восстанавливаются, 
инвестиции и добыча оперативно растут.

«Пик добычи» или «Пик потребления»
За свою короткую историю сланцевая отрасль раз-

рушила многие широко распространенные стереоти-
пы. В частности, одним из неожиданных последствий 
сланцевой революции стал пересмотр прежде весьма 
популярных концепций об исчерпаемости природных 
ресурсов (Иванов, 2016). они базировались на двух 
теориях. Первым теоретиком, предложившим модель 
исчерпания мировых запасов нефти, стал британский эко-
номист Гарольд Хотеллинг, который показал, что по мере 
сокращения запасов и нарастания дефицита нефть будет 
дорожать. В соответствии с моделью Хотеллинга, владе-
лец ресурсов должен обеспечить добычу на таком уровне, 
чтобы стоимость оставшихся запасов увеличивалась 
в соответствии с ростом реальной процентной ставки. 
Для него не должно быть разницы, добыть ли нефть се-
годня и инвестировать полученные средства по реальной 
ставке, или добыть эту же нефть завтра. Ключевая эконо-
мическая предпосылка Хотеллинга заключалась в том, 
что нефть следует рассматривать в качестве финансового 

Рис. 6. Добыча нефти в США на фоне изменения цены. 
Источник: US Energy Information Administration
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актива, стоимость которого растет по мере нарастания 
дефицита (Hotelling, 1931). 

Вторым теоретиком стал Мэрион Кинг Хабберт, аме-
риканский геофизик из исследовательской лаборатории 
Shell в Хьюстоне. В 1956 г. Хабберт представил доклад 
для Американского института нефти, на десятилетия 
определивший отношение к исчерпаемым природным 
ресурсам (Hubbert, 1956). Хабберт предложил теорию 
«пика нефти», полагая, что кривая добычи на нефтяном 
месторождении при идеальных условиях отсутствия огра-
ничений напоминает по форме колокол. сначала добыча 
будет расти ускоряющимися темпами, потом темпы замед-
ляются, добыча выходит на плато, и в конечном итоге сни-
жается по траектории, напоминающей ту, что наблюдалась 
на фазе роста. он оценивал, что добыча достигает пика, 
когда извлечена половина запасов. По мнению Хабберта, 
максимум нефтедобычи будет отмечен в сША в период 
между 1965 и 1970 годами, а в мире – к 1995 году. И хотя 
с каждым новым геологическим открытием пик «кривой 
Хабберта» сдвигался на более поздний срок, в 1975 г. 
Национальная академия наук сША признала правиль-
ность теоретических выкладок Хабберта. 

На протяжении десятилетий модель Хотеллинга и тео-
рия «пика нефти» Хабберта подтверждались на практике. 
Добыча нефти в сША достигла пика в 1973 г. и потом 
снижалась вплоть до начала американской сланцевой 
революции. Но, как справедливо отметил Дэвид Деминг, 
слабость теории «пика нефти» состояла в том, что она 
представляла собой попытку чрезмерно упростить слож-
ное явление, которое зависит не только от геологии, 
но и от человеческой природы, истории и, самое главное, 
прогресса технологии, позволяющей повысить коэффи-
циент извлечения нефти (Deming, 2023). Именно успехи 
в развитии технологии в сфере добычи из сланцевых 
формаций привели к пересмотру концепции «пика нефти». 
Правда, некоторые американские исследователи, споря 
с критиками этой концепции, отмечают, что, хотя суммар-
ная добыча жидких углеводородов в сША опровергает 
предсказания Хабберта, если оценивать только добычу 
конвенциональных углеводородов, то теория «пика неф-
ти» сохраняет свою актуальность: так, в 2022 году в сША 
было извлечено лишь 3 мб/с конвенциональной нефти, 

или на 70% меньше пика в 9,6 мб/с, достигнутого в 1973 
году1. То есть львиная доля добычи жидких углеводоро-
дов в сША, составившую 11,8 мб/с в 2022 году, была 
обеспечена именно нефтью и конденсатом из сланцевых 
формаций. 

В любом случае, когда добыча нефти плотных кол-
лекторов в сША стала быстро и стабильно расти, был 
сделан очевидный вывод: появился новый источник 
нефти (Иванов, 2014). И на смену теории «пика нефти» 
пришла концепция «пика потребления нефти», который, 
по ряду оценок, может скоро наступить из-за повышения 
энергоэффективности, климатической политики и раз-
ворачивающегося энергоперехода к возобновляемым 
источникам энергии.

рост доказанных запасов нефти и газа
развитие сланцевой революции привело к «парадок-

сальному» выводу – рост добычи углеводородов из слан-
цевых формаций способствует увеличению их суммарных 
доказанных запасов. Это утверждение особенно четко 
подтверждается, если анализировать изменение величины 
доказанных запасов на большом временном интервале. 
Так, на рисунке 8 виден убедительный прирост запасов 
нефти и газа, начиная с 2009 года, т.е. с начала добычи 
уВ из сланцевых формаций в промышленных масштабах. 

Для детального изучения поведения величины до-
казанных запасов анализировались данные за последнее 
десятилетие. Так, к концу 2022 года доказанные запасы 
нефти и конденсата в сША выросли на 9%, с 44,4 млрд 
барр. до 48,3 млрд барр., а добыча нефти и конденсата 
за 2022 год увеличилась на 6% (рис. 9). 

Доказанные запасы природного газа выросли на 10%, 
с 625,4 трлн куб. футов в конце 2021 года до 691,0 трлн 
куб. футов в конце 2022 года, что поставило новый рекорд 
по доказанным запасам газа в сША (рис. 10). 

Тем не менее, несмотря на рост доказанных запа-
сов, реальные перспективные нефтегазовые ресурсы 
сланцевых формаций остаются до конца неизвестны-
ми, поскольку они (ресурсы) определяются не на этапе 

Рис. 7. Добыча нефти и конденсата из сланцевых формаций в США в расчете на установку ГРП, 2010–2023 гг., б/с. Источник: Rystad 
Energy

1The End of Abundant Energy: Shale Production and Hubbert’s Peak, September 3, 2023, 
https://blog.gorozen.com/blog/the-end-of-abundant-energy
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поиска и разведки, а непосредственно в процессе добычи. 
И при этом оценки сильно зависят от применяемых тех-
нологий. Поэтому ресурсная неопределенность – главная 
причина ошибок в прогнозировании добычи из неконвен-
циональных источников нефти и газа. 

технологический фактор
Широко известно, что сланцевые компании с самого 

начала делали ставку на научно-технический прогресс, 
благодаря которому они могли методично уменьшать 
издержки. Это сделало в конечном итоге экономически 
рентабельной добычу нефти из сланцевых формаций 
при цене на нефть в 70–80 долл./барр. Как показали собы-
тия последних лет, при таких ценах сланцевые компании 
комфортабельно существовут, инвестируя достаточные 
средства в наращивание добычи, поддерживая хорошие 
финансовые показатели и выплачивая щедрые дивиденды 
акционерам2. 

Большое значение также имеет повышение скорости 
бурения скважин. Так, например, с 2007 по 2023 г., дебит 
газа, полученный со всех скважин, пробуренных конкрет-
ной буровой установкой за данный месяц, увеличился поч-
ти в 100 раз на формации Marcellus3. очевидно, что рост 
объема добычи в расчете на скважину обеспечивает более 
низкие удельные издержки. В результате ExxonMobil 
полагает, что себестоимость добычи на его активах 
в бассейне Permian сейчас составляет 35 долл./  барр. 

соответственно, эти активы оказываются весьма устой-
чивыми к снижению цен на нефть4. 

сейчас сланцевые компании повышают эффектив-
ность за счет оптимизации деятельности, начиная с приме-
нения технологических нововведений до рационализации 
использования рабочей силы. Так, Diamond Energy Inc. 
за последние три года сократила время бурения средней 
скважины примерно на 40%. Йон Чо, ее директор по бу-
рению, сказал: «В 2019 году у нас уходило 19,5 дней 
на бурение средней скважины. Теперь на это уходит 
11,5 дней»5. Такое же ускорение процессов (на три дня) 
идет и в гидроразрыве – примерно до недели на скважи-
ну. «Мы наблюдаем ежегодный прирост эффективно-
сти», – отметил глава Chevron Майк Вирт, «и мы видим 
благодаря поглощениям и консолидации, что компании 
оказываются в состоянии применить эти приобретенные 
активы таким образом, который еще больше стимулирует 
эффективность и обеспечивает прогресс в промышленном 
масштабе»6. 

оперативно внедряемые нововведения позволили 
сделать процесс гидроразрыва более быстрым, дешевым 
и продуктивным. За последние несколько лет удвоилась 
протяженность горизонтальных скважин, до 3 миль, 
и стало применяться оборудование, которое позволяет 
одновременно осуществлять гидроразрыв на 2 или 3 
скважинах. Подобный метод синхронного гидроразрыва 
требует высокой производственной дисциплины и чет-
кой организации работ, поскольку компаниям нужно за-
кончить бурением большое количество скважин и быть 
готовыми одновременно приступить к гидроразрывам. 

Технология синхронного гидроразрыва позволит со-
кратить издержки на скважину на 200–400 тыс. долл., 
или 5–10%, по мнению Томаса Джекоба, старшего ви-
це-президента консультативной фирмы Rystad Energy. 
Аналитики полагают, что использование этой новой 

Рис. 8. Доказанные запасы нефти и газа в США, 1963–2020 гг., 
млрд барр. и млрд куб. м. Источник: US Energy Information 
Administration

Рис. 9. Добыча и доказанные запасы нефти в США, млн барр. 
Источник: US Energy Information Administration

Рис. 10. Годовая добыча и доказанные запасы газа в США, 
млрд куб. м. Источник: US Energy Information Administration

2Is U.S. Shale Too Big To Fail? Forbes, December 26, 2023. https://www.forbes.com/sites/
daneberhart/2023/12/26/is-us-shale-too-big-to-fail/?sh=59630b8e17d0

3The Technological Innovations that Produced the Shale Revolution, October 30, 2023. 
https://ifp.org/the-technological-innovations-that-produced-the-shale-revolution/ 

4The Technological Innovations that Produced the Shale Revolution, October 30, 2023. 
https://ifp.org/the-technological-innovations-that-produced-the-shale-revolution/ 

5US Frackers Return to Haunt OPEC’s Pricing Strategy, Bloomberg, December 17, 2023,  
https://www.bloomberg.com/news/articles/2023-12-17/shale-oil-s-unexpected-surge-poses-threat-
to-opec-s-bid-to-prop-up-crude-prices?itm_source=record&itm_campaign=The_Return_of_
Shale&itm_content=OPEC%E2%80%99s_Nemesis-0

6Ibid
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технологии в перспективе расширится. Кроме того, на-
сосы с электрическим приводом теперь заменяют более 
дорогое и сложное в обслуживании оборудование, работа-
ющее на дизельном топливе. Более протяженные скважи-
ны и прогресс в осуществлении гидроразрыва полностью 
компенсируют снижающуюся продуктивность скважин 
и сокращение количества буровых установок, позволяя 
сША выйти на рекордные объемы добычи нефти7. 

Как показал опыт 2023 г. – весны 2024 г., рост добычи 
продолжается на фоне сокращения количества буровых 
установок более чем на 25% за период8. На рис. 11 видно, 
как меняется производительность бурения (добыча нефти 
из новых скважин в расчете на буровую установку) и рас-
тет добыча нефти при сокращении количества буровых 
в бассейне Permian. 

В последнее время, стали внедряться в практику 
и другие передовые технологии, например, технология 
S-BTF (лучше, чем гидроразрыв, “better than fracking”), 
запатентованная Galex Energy. она использует принци-
пиально новые физические механизмы для нефтяной 
промышленности, представляя собой эффективную 
альтернативу гидроразрыву. По оценкам экспертов эта 
технология весьма экономична и отвечает экологическим 
стандартам ес9. 

институциональная среда
Технологический прогресс стал основным фактором 

успеха сланцевой революции, однако это необходимое, 
но не достаточное условие устойчивости сланцевой отрас-
ли. Не менее важна та институциональная среда, в которой 
функционирует сланцевый сектор сША. она складыва-
ется из таких элементов, как мощная индустриальная 
и транспортная инфраструктура, высокоразвитая фи-
нансовая система, разумная практика недропользования, 
государственная поддержка НИоКр, налоговая политика, 
благоприятный и предсказуемый инвестиционный климат, 
разнообразная и конкурентная структура сектора и пр. 

специфика американской системы недропользования 
в нефтегазовой промышленности состоит в том, что самые 
продуктивные сланцевые формации залегают в штатах, 
где площади федеральных земель относительно невелики, 
например, богатейшие сланцевые бассейны Eagle Ford 
и Permian в основном расположены в Техасе. А, значит, 
власти штата наделены практически абсолютными полно-
мочиями по контролю за нефтегазовой деятельностью, 
поскольку возможности президента сША по регули-
рованию американской промышленности ограничены, 
если та не функционирует на землях, принадлежащих 
федеральному правительству. соответственно, власти 
Техаса (или иного богатого сланцевыми уВ штата) обе-
спечивают нефтяникам стабильно благоприятные условия 
работы, вне зависимости от партийной принадлежности 
президента, а такая стабильность очень важна с учетом 
резко различающихся подходов республиканцев и демо-
кратов к нефтегазовой промышленности. 

Другая важная особенность системы недропользова-
ния сША, способствовавшая успеху сланцевой револю-
ции, – частные землевладельцы являются собственниками 
углеводородных ресурсов, залегающих на их участках, 
в отличие от многих других стран, где государства обла-
дают правами на запасы полезных ископаемых в недрах. 

Хотя сланцевая революция явилась детищем частных 
инициатив, одним из важнейших ее драйверов была 
государственная политика, которая достаточно после-
довательно стимулировала развитие нефтегазовой про-
мышленности и обеспечивала предсказуемый процесс 
регулирования. 

еще в 1973 году президент ричард Никсон иницииро-
вал «Проект независимость» (Project Independence), на-
правленный на превращение сША в экспортера энергии. 
В его рамках федеральное правительство финансировало 
НИоКр в области неконвенциональных углеводородов, 
например, запустив Программу восточного сланцевого 
газа в 1976 году, которая стала важным элементом госу-
дарственной политики по стимулированию разработки 
альтернативных источников природного газа10. 

Федеральные институты последовательно принимали 
стратегические решения, которые поощряли частные 
инвестиции в добычу из сланцевых формаций на разных 
стадиях становления сектора. сначала они помогали 
нефтяным компаниям, ищущим эффективные методы 
добычи, преодолевать высокие барьеры на вход в сектор. 
Потом обеспечивали коммерческие стимулы, которые под-
держивали инвестиции после технологических прорывов, 
и проводили макроэкономическую политику, стимули-
ровавшую капвложения, необходимые для масштабной 
коммерциализации нововведений. 

После того, как освоение сланцевых ресурсов стало 
экономически целесообразным, федеральное правитель-
ство начало предоставлять мощные налоговые стимулы 
для поддержания добычи. Большую роль сыграли кредит 
на неконвенциональный газ (Unconventional Gas Credit) 
и нематериальная скидка на бурение (Intangible Drilling 
Deduction). Кредит на неконвенциональный газ предостав-
лял экономические стимулы для рискованных и дорогих 
проектов бурения на сланцевых формациях. скидка на бу-
рение позволяет нефтедобывающим компаниям вычитать 

Рис. 11. Добыча нефти в бассейне Permian и количество ак-
тивных буровых установок. Источник: Energy Information 
Administration

7New technology helps US shale oil industry start to rebuild well productivity, 
Reuters, April 24, 2024. https://www.reuters.com/markets/commodities/
new-technology-helps-us-shale-oil-industry-start-rebuild-well-productivity-2024-04-24/ 

8Rystad: US shale reinvestment rates hit 3-year high amid inflation, muted oil prices. Oil 
and Gas Journal, August 28, 2023. https://www.ogj.com/general-interest/economics-markets/
article/14298230/rystad-us-shale-reinvestment-rates-hit-3-year-high-amid-inflation-muted-oil-prices

9Myths and realities of the shale revolution. Shall the shale 
continue? Forbes, December 20, 2019. https://forbes.kz/life/observation/
myths_and_realities_of_the_shale_revolution_shall_the_shale_continue/

10The Technological Innovations that Produced the Shale Revolution, October 30, 2023. 
https://ifp.org/the-technological-innovations-that-produced-the-shale-revolution/ 
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11How Public Policy Accelerated the Shale Revolution, November 8, 2023. 
https://ifp.org/hot-rocks-part-two-how-public-policy-accelerated-the-shale-revolution/

12Is U.S. Shale Production Finally Nearing Its Peak?, OilPrice, March 21, 2024.  
https://oilprice.com/Energy/Crude-Oil/Is-US-Shale-Production-Finally-Nearing-Its-Peak.html

13U.S. Shale Growth Could Exceed Forecasts in 2024, OilPrice, December 27, 2023.  
https://oilprice.com/Energy/Crude-Oil/US-Shale-Growth-Could-Exceed-Forecasts-in-2024.html

14Ibid
15What the End of the US Shale Revolution Would Mean for the World, Financial Times, 

January 15, 2023. https://www.ft.com/content/60747b3b-e6ea-47c0-938d-af515816d0f1
16Why America’s Shale Boom Is Not Over, Forbes, August 16, 2023. https://www.forbes.com/

sites/daneberhart/2023/08/16/why-americas-shale-boom-is-not-over/?sh=c66d5512e2e5
17Is U.S. Shale Too Big To Fail?, Forbes, December 26, 2023.  

https://www.forbes.com/sites/daneberhart/2023/12/26/is-us-shale-too-big-to-fail/?sh=59630b8e17d0

из налогооблагаемой прибыли расходы на заработную 
плату, топливо и ремонт, которые необходимы для под-
готовки и бурения скважин. 

Кроме того, в 1978 году был принят Закон о политике 
в области природного газа, направленный на стимулиро-
вание газодобычи. он, в частности, освобождал компании, 
осваивающие запасы с высокой себестоимостью добычи, 
от бремени федерального регулирования цен. Потом 
в 2005 году был принят Закон об энергетической политике, 
задача которого – поддерживать разработку углеводородов 
и укреплять энергетическую безопасность сША. 

Инвестиционному буму в сланцевой промышленности 
в 2009–2012 гг. способствовали низкая ключевая про-
центная ставка, удерживаемая Федеральной резервной 
системой сША. она помогала сланцевым компаниям 
получать банковские кредиты. Только в 2014 г. было выда-
но кредитов на 250 млрд долл., что позволило быстро на-
растить добычу. Показательно, что количество активных 
буровых установок выросло с 830 в июне 2002 г. до 1861 
в октябре 2013 г., и этот взрывной рост в основном был 
профинансирован за счет долговых инструментов11. 

Не менее существенным фактором успеха стала 
и уникальная структура нефтегазового сектора сША. 
устойчивость и потенциал роста поддерживается активно 
проходящей сейчас консолидацией сланцевой отрасли, 
которая была создана усилиями мелких и средних фирм, 
и в которую затем пришли крупные игроки, в том числе 
супермейджоры. Волны слияний и поглощений привели 
к тому, что лучшие активы попали к наиболее эффектив-
ным и технологически продвинутым компаниям, а это 
позволяет еще больше снизить показатель безубыточности 
и улучшить долгосрочные перспективы роста в секторе. 
В результате сейчас в секторе работают разные типы 
компаний – супермейджоры (ExxonMobil, Chevron, Вр), 
крупные (ConocoPhillips, Occidental Petroleum), средние 
(Chesapeake Energy, Devon Energy, Marathon Oil) и мел-
кие – привносящие в «общий котел» свои лучшие качества 
(новаторство, инициативу и предпринимательский дух 
«малышей»; мощный финансовый, технологический 
и лоббистский потенциал гигантов), создавая тем самым 
мощный синергетический эффект. 

соответственно, регулятивную, политическую, эко-
номическую и деловую специфику сША не так просто 
будет продублировать в других нефтегазодобывающих 
государствах, стремящихся повторить ее успех, пусть 
даже они и обладают благоприятными геологическими 
условиями.

Прогнозы добычи из сланцевых 
формаций

Даже краткосрочные прогнозы производства уВ раз-
личаются весьма существенно, и острые дискуссии по это-
му поводу возникают среди как экспертов, так и профес-
сионалов-нефтяников. Так, представители аналитической 
компании Goerhring & Rosencwajg считают, что уже в 2024 
году бассейн Permian выйдет на пик. Другие прогнозы 
гласят, что добыча углеводородов из сланцевых форма-
ций достигнет максимума в конце этого десятилетия. 
Например, райан Лэнс, глава ConocoPhillips, в марте 2024 
года предсказал: «Возможно, в конце этого десятилетия 

мы станем свидетелями того, как добыча в сША выйдет 
на плато, на котором, вероятно, и останется в течение дли-
тельного времени. Я не знаю, преодолеем ли мы планку 
в 15 мб/с, но я думаю, что мы пересечем рубеж в 14 мб/с 
на пути к 15 млн»12. 

Дэн Эберхарт, глава американской нефтесервисной 
компании Canary, также полагает: «Более вероятно, 
что сША будут двигаться к уровню добычи в 15 мб/с 
к 2026 году, учитывая прирост эффективности и продук-
тивности, который сланцевые компании демонстрируют 
во флагманском бассейне Permian, наряду с более мелки-
ми сланцевыми формациями, типа Bakken и Eagle Ford, 
а также в Мексиканском заливе»13. 

При этом McKinsey отмечает в своем 2024 Outlook on 
Oil, что «добыча из сланцевых формаций достигнет плато 
к середине 2020-х годов примерно в 10 мб/с и останется 
на этом уровне до 2040 года»14.

Но недавний опыт показывает, что даже краткосроч-
ные (не говоря уже о долгосрочных) прогнозы добычи 
из сланцевых формаций чаще всего не оправдываются, 
и представители сектора сильно расходятся в своих ги-
потезах о ближайшем будущем. Ведь сейчас многие про-
фессионалы отмечают, что рост такой добычи в сША по-
степенно замедляется. Так, скотт Шеффилд, глава Pioneer 
Natural Resources, подчеркивал: «Эра агрессивного роста 
сланцевой промышленности сША уже закончилась»15. 
В противовес этому ExxonMobil настаивает: освоение 
бассейна Permian, основного драйвера роста нефтедобычи 
в сША, все еще находится во младенчестве, и нет никако-
го смысла утверждать, что сланцевый бум завершился16. 

Более того, в последние годы некоторые эксперты по-
лагали, что добыча нефти из сланцевых формаций скоро 
выйдет на пик, поскольку объемы бурения в сША сокра-
щаются, и компании вынуждены перемещаться на менее 
продуктивные участки «второго сорта». они считали, 
что продуктивность участков «первого сорта» упадет, 
в конечном итоге ведя к снижению добычи нефти в сША. 
однако этот сценарий не материализовался, посколь-
ку компании активно внедряют инновации, используя 
передовую технологию и накопленный ими опыт работы 
на стареющих месторождениях. Так, в декабре 2022 года 
управление энергетической информации предсказывало, 
что нефтедобыча в стране в 2023 году в среднем составит 
12.5 мб/с. Но к концу 2023 года, когда стало ясно, что по-
казатель вышел на уровень 12.9 мб/с, управление, признав 
свою ошибку, уже заявило, что к концу 2024 года страна 
будет добывать 13.4 мб/с17. 

В более долгосрочной перспективе прогнозы добычи 
нефти из сланцевых формаций различаются еще сильнее. 
Так, Вр предсказывает, что в этом десятилетии добыча не-
конвенциональной нефти с газовым конденсатом в сША 
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будет расти, выйдя на пик в диапазоне 11–16 мб/с к 2030 
году. После этого она постепенно начнет снижаться 
в 2030–2040-х гг., поскольку, с одной стороны, истоща-
ются самые продуктивные сланцевые месторождения, 
а, с другой стороны, оПеК обостряет конкуренцию, 
чтобы нарастить свою долю рынка. По мнению Вр, до-
быча нефти из сланцевых формаций в сША к 2050 году 
упадет до 2 мб/с в сценариях «ускорение» и «углеродно-
нейтральный», и до примерно 6 мб/с в сценарии «Новый 
импульс», на который не так сильно влияет снижающийся 
общий спрос на нефть18.

Иное видение будущего неконвенциональной нефти 
у ExxonMobil, который в своем последнем прогнозе пред-
рекает, что «добыча жидких углеводородов из сланцевых 
формаций в северной Америке вырастет примерно на 50% 
в период с 2021 по 2030 год. Этот существенный рост 
закрепит позиции сША как чистого экспортера жидких 
углеводородов». Новые инвестиции в добычу нефти 
и в технологии, позволяющие повысить извлекаемость 
запасов и эффективность, а также сократить издержки, 
необходимы, чтобы скомпенсировать естественный спад 
добычи и удовлетворять растущий спрос. По мнению 
ExxonMobil, основной прирост добычи жидких углеводо-
родов придется на те их источники, которые были откры-
ты в последние 20 лет благодаря прогрессу технологий: 
неконвенциональная нефть и конденсат сША, а также 
глубоководные проекты19.

Такой разброс в предсказаниях двух ведущих игроков 
в сфере добычи нефти из сланцевых формаций, очевидно, 
во многом связан с полярными подходами к энергетическо-
му переходу, характерными для европейских и американ-
ских нефтегазовых мейджоров. европейские нефтегазовые 
компании верят в надвигающийся закат эры нефти и газа, 
стремятся трансформироваться в энергетические корпора-
ции широкого профиля и активно расширяют долю возоб-
новляемых источников энергии в своем портфеле активов. 
А американские игроки считают, что век углеводородов 
продлится еще долго, планируют и дальше наращивать 
добычу нефти и газа, но просто собираются делать это 
как можно более ответственно, снижая свой углеродный 
след благодаря использованию достижений научно-техни-
ческого прогресса (светенко, Пусенкова, 2023).

Заключение
В ближайшем будущем сША останутся ведущим 

игроком мирового нефтегазового сектора. Такие ее пер-
спективы базируются на технологических, финансовых, 
регулятивных и ресурсных характеристиках американской 
нефтяной промышленности, которые практически невоз-
можно продублировать в других нефтегазодобывающих 
странах. Более долгосрочное будущее представляется 
пока весьма туманным, поскольку зависит от таких 

непредсказуемых параметров, как геополитические рас-
клады, научно-технический прогресс, изменение долго-
срочного спроса на углеводороды, климатическая по-
литика и темпы продвижения энергетического перехода. 
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abstract. The article analyzes resilience factors of tight 
oil and gas production in the USA. The US is the only country 
in the world that currently produces shale hydrocarbons on 
a commercial scale, though other petroleum states try to 
emulate their success in this sphere. The American shale 
revolution became possible due to a massive application 
of hydrofracking in combination with horizontal drilling to 
produce tight oil and gas. Therefore, the mighty technological 
potential of the American petroleum sector became the 
key success factor of the US shale revolution. However, 
technological breakthroughs are necessary, but not sufficient 
for ensuring a stable development of the shale industry. 
Of particular importance is the institutional framework 
of the US shale sector that is characterized by an efficient 
system of subsurface use, a powerful financial and industrial 
base, a long-term strategy of the state support for R&D, a 
reasonable fiscal policy, a transparent regulation, as well as a 
competitive and diversified structure of the shale sector. This 
unique combination of factors will be extremely difficult to 
replicate in other countries. When constructing long-term 
scenarios of oil and gas production, the US Energy Information 
Administration proceeds from the key assumptions of resource 
availability and rates of improving production technologies. 
The analysis of the shale phenomenon permits to conclude 
that these two factors are interconnected – the continuous 
technological progress of the sector ensures the enhanced 
oil and gas recovery ratio. As a result, the production growth 
is accompanied by the growth of resource availability. The 
limits to this trend are not visible yet, and, therefore, it means 
that the upside potential of shale production is not exhausted. 

Keywords: resource base, proved reserves, shale gas, tight 
oil, hydrofracking, horizontal drilling, oil and gas production 
in the US, system of subsurface use, fiscal policy, state support 
for R&D, institutional environment
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