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Георесурсы России на фоне внешних и внутренних перемен 

Доминантой уходящего года стало понимание того, что надо прикладывать все больше и больше 
усилий, чтобы конвертировать свои ресурсные богатства в экономический результат.

Остроумные маневры с теневым танкерным флотом позволили обойти санкционные преграды 
и обеспечивали весь 2023 год победными для всех бюджетов результатами. Победы быстро 
вспыхивали, но и так же быстро гасли – расчет на солидарную поддержку «дружеских» стран, увы, 
не оправдался. И это – еще одно «достижение» уходящего года. Первое, и главное, что объединяет 
наших «друзей», – это циничная прямая корреляция величины их «дружбы» с размером дисконта 
на наши энергоносители. Просто бизнес. И, второе, – «дружеская» опора мгновенно уходит из-под 
ног, как только возникает угроза применения к ним, к «друзьям», вторичных санкций. Оставшаяся 
на счетах неконвертируемая «дружеская» валюта с запахом хорошего чая и вкусом острых специй 
будет напоминать, что все же лучше видеть перед собой богатого «врага», с которым пресловутая 
конвертация происходит гораздо живее, чем держать у себя за спиной бедного «друга».

 
Туман романтизма переориентации на Восток грузопотоков полезных ископаемых с целью их 

выгодного сбыта рассеивается. Как туман рассеиваются последние партнеры – в конце декабря 
2023 года проект «Арктик СПГ-2» дружно покинули все иностранные акционеры под угрозой 
вторичных санкций. И теперь, когда первая очередь завода должна вот-вот дать первые тонны 
промышленного СПГ, монетизация богатейшей сырьевой базы становится под вопросом. 

Прошедший в декабре 2023 года круглый стол «О мерах государственной поддержки 
независимых нефтегазодобывающих компаний», проводимый Комитетом Совета Федерации по 
экономической политике, констатировал, что добыча нефти в этом секторе упала на 20%, некоторые 
компании из этого сектора обанкротились. Как оказалось, это очень кстати при сокращении добычи 
России в рамках ОПЕК+. Что отрадно, было справедливо отмечено, что «надо пригласить», «надо 
поддерживать», что «нужно менять» и «есть нерешенные вопросы». Дискуссия о налоговом 
стимулировании компаний из этого сектора отложена до 2027 г.

И, уже по традиции, о позитивных новостях 
В 2024 году мы с нетерпением ожидаем начала промышленной нефтедобычи на арктическом 

проекте «Восток-Ойл» и отгрузки 30 млн т высококачественной нефти в танкера ледового 
класса. Этот результат, несомненно, будет свидетельствовать об укреплении технологического 
суверенитета страны и существенном росте грузооборота по Севморпути. 

С гордостью хочу отметить, что несмотря на внешние и внутренние обстоятельства журнал 
«Георесурсы» сохранил свои высочайшие позиции в рейтингах. За 2023 год опубликованы 81 
статья, авторами которых были более 200 авторов, в т.ч. 54 доктора и 108 кандидатов наук. 
Пользуются повышенным вниманием новые, ставшие уже традиционными, рубрики «Филателия 
георесурсов» и «Видеодиалоги с экспертами». Желаю авторам и читателям нашего журнала в 
2024 году новых интересных статей. 

Искренне ваш,
к.г.-м.н., директор по геологоразведке ООО «ПЕТРОГЕКО»,
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«Белый список» научных 
изданий от Минобрнауки РФ

Межведомственная рабочая группа 
Минобрнауки России утвердила 
методику распределения по 
категориям российских и 
международных научных изданий 
«Белого списка»* на 2023 год. 
Она предполагает присвоение 
изданиям «Белого списка» одного 
из 4 уровней – с первого (высшего) 
по четвертый (низший). Журналу 
«Георесурсы» присвоена 2 
категория. 

*«Белый список» – перечень 
наиболее авторитетных научных 
журналов, в него входят порядка 30 
тысяч российских и международных 
изданий, индексируемых как в 
зарубежных базах данных WoS 
и Scopus, так и в российском  
Russian Science Citation Index (RSCI)  
(https://journalrank.rcsi.science/).

Отдельно необходимо уточнить про 
работу Высшей аттестационной 
комиссии по ранжированию 
Перечня ВАК. В Информационном 
письме ВАК при Минобрнауки 
России от 6 декабря 2022 № 02-
1198 «О категорировании Перечня 
рецензируемых научных изданий» 
указано: «Обращаем внимание, 
что на основании рекомендации 
ВАК журналы, входящие в 
международные базы данных Web 
of Science, Scopus, MathSciNet, 
Chemical Аbstracts, Springer или 
GeoRef и перечень журналов 
RSCI, приравниваются к изданиям 
категории К1...». 
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Визейские терригенные отложения Южно-Татарского 
свода (Волго-Уральская нефтегазоносная провинция) – 

разнофациальное заполнение закарстованной поверхности 
турнейской изолированной карбонатной платформы

В.В. Силантьев1*, М.Ф. Валидов1, Д.Н. Мифтахутдинова1, Н.Г. Нургалиева1, Э.А. Королёв1, 
Б.Г. Ганиев2, А.А. Лутфуллин2, К.Д. Шуматбаев2, Р.М. Хабипов2, В.А. Судаков1, 

Ю.А. Ахмадуллина1, К.А. Голод1, А.А. Леонтьев1, Р.Р. Шамсиев1, Д.А. Никонорова1, 
С.С. Крикун1, М.В. Нойкин1, Э.А. Абдуллина1

1Казанский (Приволжский) федеральный университет, Казань, Россия
2ПАО «Татнефть», Альметьевск, Россия 

В статье представлены карты толщин и песчанистости визейской терригенной толщи карбона (радаевский 
и бобриковский горизонты) Южно-Татарского свода, составленные методом пространственной интерполяции 
Natural Neighbor в среде ArcGIS Pro на основе анализа данных геофизических исследований более чем 30 000 
скважин. 

Интерпретация карт и результаты седиментологических, ихнотекстурных и петрофизических исследований 
керна, дополненные анализом фондовых и опубликованных материалов, позволили обновить подход к моде-
лированию осадконакопления терригенных отложений. Представленная схема осадконакопления терригенных 
и угленосных отложений учитывает данные хроностратиграфии, процессы карстования изолированных карбо-
натных платформ, скорости накопления осадков, ихнотекстурные признаки пород. сделан вывод, что процессы 
формирования терригенных и торфяных (угленосных) отложений различны по продолжительности (0,1 млн лет 
против 1,5–2 млн лет) и связаны с трансгрессивными и регрессивными этапами развития территории.

Процесс формирования терригенных отложений включает: (а) трансгрессивные эпизоды – кратковременные 
ингрессии морского бассейна на эродированную поверхность изолированной карбонатной платформы, сопро-
вождавшиеся накоплением алевритовых и песчаных, хорошо сортированных биотурбированных осадков, часто 
с разнообразными ихнофоссилиями морских донных организмов; (б) регрессивный этап – преимущественная 
эрозия отложений на своде; сохранение осадков во врезах.

Процесс формирования торфяных (угленосных) отложений включает: (а) регрессивный этап – развитие 
обильного растительного покрова на обширной территории востока Волго-уральской области и устойчивых 
болотных обстановок торфонакопления в понижениях (врезах) турнейской поверхности; (б) трансгрессивный 
этап – перекрытие торфа во врезах трансгрессивными морскими алевро-песчаными осадками; захоронение торфа; 
его уплотнение и преобразование в уголь. Чередование в разрезе угленосных и трансгрессивных интервалов 
свидетельствует о цикличности этих процессов.

Предложенные схемы осадконакопления дополняют и расширяют концепции предыдущих исследований, 
согласуются с разработанными картами толщин и песчанистости, объясняя сложное, покровное и мозаичное 
распределения песчаных тел по площади, а также заполнение врезов осадками разных литологических типов.

Ключевые слова: осадконакопление, терригенный карбон, бобриковский горизонт, врезы, Волго-уральская 
область, нефтеносность, породы-коллекторы

Для цитирования: силантьев В.В., Валидов М.Ф., Мифтахутдинова Д.Н., Нургалиева Н.Г., Королёв Э.А., 
Ганиев Б.Г., Лутфуллин А.А., Шуматбаев К.Д., Хабипов р.М., судаков В.А., Ахмадуллина Ю.А., Голод К.А., 
Леонтьев А.А., Шамсиев р.р., Никонорова Д.А., Крикун с.с., Нойкин М.В., Абдуллина Э.А. (2023). Визейские 
терригенные отложения Южно-Татарского свода (Волго-уральская нефтегазоносная провинция) – разнофациаль-
ное заполнение закарстованной поверхности турнейской изолированной карбонатной платформы. Георесурсы, 
25(4), c. 3–28. https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.1

* ответственный автор: Владимир Владимирович силантьев
e-mail: Vladimir.Silantiev@kpfu.ru
© 2023 Коллектив авторов 
Контент доступен под лицензией Creative Commons Attribution 4.0 

License (https://creativecommons.org/licenses/by/4.0/)

Введение
Визейские терригенные отложения Южно-Татарского 

свода (ЮТс) и его склонов (Волго-уральская провинция) 
представляют собой один из шести нефтегазоносных 
комплексов, который включает около 1000 залежей неф-
ти (37% от общего количества залежей) (смелков и др., 
2007). Формирование визейских терригенных отложений 
происходило на широкой пассивной континентальной 
окраине Восточно-европейской платформы (ВеП), 

сочленяющейся с крупным субдукционным бассейном 
уральского палеоокеана (рис. 1). Широкая континен-
тальная окраина, расположенная в экваториальной зоне, 
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вероятно, находилась под постоянным воздействием 
теплых экваториальных течений, усиливающих интенсив-
ность приливно-отливных течений, представлявших один 
из основных факторов разрушения, переработки, переноса 
и аккумуляции терригенного материала. 

Глобальная регрессия на рубеже турнейского и ви-
зейского веков (Wright, Vanstone, 2001) (рис. 2) вызвала 
региональный перерыв осадконакопления (Губарева, 
2003), длившийся несколько миллионов лет. Перерыв 
осадконакопления привел к интенсивному карстованию 
карбонатных толщ турнейского яруса и формированию 
сложной геоморфологической поверхности, включающей 
многочисленные эрозионно-карстовые врезы округлой 
(изометричной) и вытянутой (продолговатой) формы 
(Ларочкина, 2008; Ларочкина и др., 2010). Интенсивность 
карстовых процессов усиливалась изолированным харак-
тером турнейских карбонатных платформ, располагав-
шихся параллельно линии простирания континентального 
склона уральского палеоокеана (Груздев, 2021) и огра-
ниченных друг от друга Камско-Кинельской системой 
прогибов (Горожанина и др., 2019). 

ранневизейская трансгрессия морского бассейна 
на континентальную окраину ВеП возобновила осадкона-
копление, изменив его тип с карбонатного на терригенный. 
сложные эрозионно-карстовые формы поверхности дна 
начали заполняться терригенными осадками. осадочный 
материал, поступавший из источников сноса, перераба-
тывался и отсортировывался гидродинамическим воздей-
ствием течений. отложение и последующее захоронение 
терригенных осадков первоначально происходили в от-
рицательных формах рельефа морского дна (во врезах), 
затем на остальной поверхности ЮТс.

Глобальное похолодание в раннем визе (рис. 2) вы-
звало регрессию морского бассейна с территории ЮТс 
и смену терригенного осадконакопления процессом на-
копления органического вещества – торфообразованием, 
длившимся около 2 млн лет. За это время в некоторых 
врезах сформировались пласты угля толщиной до 40 м 
(Гафуров и др., 2000; Хисамов и др., 2009).

Глобальное потепление во второй половине визейского 
века, последовавшее за ним таяние ледников и повышение 
уровня Мирового океана (рис. 2) отразились на террито-
рии ЮТс завершением торфонакопления, замещением 
его сначала терригенным (конец бобриковского – начало 
тульского времени), а затем постепенно карбонатным осад-
конакоплением (с середины тульского времени до конца 
ранней перми).

Рис. 1. Местоположение территории Южно-Татарского свода на палеогеографической карте раннего карбона (350 млн лет назад). 
Террейны и континенты: ИК – Индокитай; СК – Северный Китай; ЮК – Южный Китай. Океаны и островные дуги: Мо – Монголо-
Охотский океан; Тг – Тагильская островная дуга. Карта составлена с упрощением по (Golonka, 2002; Torsvik, Cocks, 2017; Scotese, 
2010 (http://www.scotese.com/earth.htm); Blakey, 2020 (https://deeptimemaps.com))

Рис. 2. Международная стратиграфическая шкала нижнего 
карбона со шкалой эвстатики, оледенениями (I–IV) и основ-
ными биотическими событиями по (Davydov et al., 2012). Со-
бытия похолодания (оледенения), обозначенные цифрами I–IV, 
показаны по данным: I – (Kalvoda, 2002); II – (Wright, Vanstone, 
2001); III – (Fielding et al., 2008; Buggisch et al., 2008); IV – (Mii 
et al., 2001; Saltzman, 2003; Gulbranson et al., 2010); T – транс-
грессия; Р – регрессия
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сложная история развития континентальной окраи-
ны ВеП в раннем карбоне, обусловленная глобальными 
(климат, гляциоэвстазия), региональными (трансгрессии 
и регрессии, усиление и ослабление терригенного сноса), 
локальными (карстообразование) факторами, оказала 
прямое влияние на состав и строение визейских терри-
генных отложений. 

Цель настоящей работы – обновление подхода к соз-
данию модели осадконакопления терригенных отложений 
нижнего карбона ЮТс и его апробация с помощью лито-
фациальных карт нового поколения. обновленный подход 
к моделированию осадконакопления должен учитывать 
современные данные хроностратиграфии, глобальные 
геологические, биотические и климатические события, 
процессы карстования изолированных карбонатных 
платформ, скорости накопления осадков разных типов, 
ихнотекстурные и ихнофациальные признаки терриген-
ных отложений.

работа включала следующие задачи: 
– анализ хроностратиграфического каркаса нижнека-

менноугольных отложений ЮТс; 
– уточнение пространственно-временного положения 

местных стратиграфических подразделений; 
– анализ данных о скоростях накопления карбонатных, 

терригенных и угленосных осадков; 
– седиментологический и ихнофациальный анализ 

керна скважин, пробуренных на своде и во врезах; выяв-
ление признаков болотных угленосных толщ и морских 
алевро-песчаных покровов; 

– актуалистический анализ структурной поверхности 
турнейского яруса; 

– построение карт толщин и песчанистости терри-
генных отложений карбона ЮТс по 31000 скважин 

с помощью математического метода пространственной 
интерполяции Natural Neighbor и программного продукта 
ArcGIS Pro; 

– создание схем осадконакопления.

Обзор геологической обстановки 
и условий формирования отложений 
нижнего карбона Южно-Татарского свода

Нижнекаменноугольные отложения Волго-уральской 
нефтегазоносной провинции вследствие своей высокой 
нефтеносности, изучены и описаны очень детально с пози-
ций тектоники, стратиграфии, литологии, типизации раз-
резов, фаций и палеогеографии (Познер и др., 1957; Алиев 
и др., 1975; Познер, 1975; Губарева, 2003; Фортунатова 
и др., 2023 и др.). строение визейского терригенного 
нефтегазоносного комплекса ЮТс и его склонов – типы 
залежей, их происхождение, закономерности простран-
ственного размещения; литолого-петрографические и кол-
лекторские свойства отложений – обобщены в ряде моно-
графий (Муслимов, 2007; Данилова, 2008; Ларочкина, 
2008). угленосная часть разреза визейского яруса ЮТс 
и его склонов – условия образования угольных залежей, 
их пространственная приуроченность, петрографический 
состав углей – рассмотрена в монографиях (Гафуров и др., 
2000; Хисамов и др., 2009 и др.) 

Палеогеографические реконструкции среднеде-
вонско-раннекаменноугольного этапа развития ВеП 
(Nikishin et al., 1996) свидетельствуют о сходстве жи-
ветского и ранневизейского бассейнов терригенного 
осадконакопления, несмотря на последовательное со-
кращение уральского палеоокеана (рис. 3). По аналогии 
с обстановками живетского века (силантьев и др., 2022), 

Рис. 3. Палеогеографические карты Восточно-Европейской платформы для живетского века (А), среднего франа – фамена (Б) и 
позднего турне – раннего визе (В) по (Nikishin et al., 1996) с упрощением
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пассивная континентальная окраина ВеП может быть 
представлена как широкий (500–1000 км в поперечнике) 
континентальный шельф, занятый мелководным морским 
бассейном. Территория шельфа полого погружалась от об-
ласти сноса (суши) к перегибу континентального склона 
и далее к открытому океанскому бассейну. Таким образом, 
мелководный морской бассейн имел связь с уральским 
палеоокеаном и испытывал воздействия приливно-от-
ливных и экваториальных течений.

Территория ЮТс и его склонов представляла собой 
в раннем визе небольшую, относительно мелководную 
и осложненную многочисленными эрозионно-карстовыми 
врезами часть континентального шельфа, расположенную 
на достаточно большом расстоянии (400–800 км) как от об-
ласти сноса, так и от перегиба континентального склона. 
Пестрота фаций нижневизейской толщи, сформированной 
на этой части шельфа, позволила на рис. 3В данную тер-
риторию обозначить как бассейн, включающий смешан-
ные фации – континентальные, аллювиально-дельтовые 
и мелководно-морские терригенные отложения.

Хроностратиграфическая шкала нижнего карбона, 
объединяющая зональные шкалы по разным группам фау-
ны (Alekseev et al., 2022; Aretz et al., 2020), оценивает про-
должительность турнейского и начала визейского века (до 
тульского времени) почти в 20 млн лет (рис. 4). При этом 

продолжительность турне, с преимущественным карбо-
натным осадконакоплением, составляет около 12 млн лет, 
а продолжительность ранней половины визейского века 
с преимущественным накоплением терригенных и угле-
носных осадков – около 7 млн лет.

Хроностратиграфическая шкала, совмещенная с мест-
ными стратиграфическими подразделениями (рис. 5) 
(Актуализированная стратиграфическая схема…, 2023; 
Фортунатова и др., 2023), показывает в общих чертах: 
1) неоднородность строения геологических тел по про-
стиранию; 2) продолжительность перерывов осадкона-
копления на сводах; 3) пространственное положение 
областей размыва отложений; 4) изолированность 
карбонатной платформы ЮТс от основной суши ВеП; 
5) относительную непрерывность осадконакопления 
в усть-Черемшанском прогибе Камско-Кинельской си-
стемы (ККсП), служившей ловушкой для аккумуляции 
терригенного материала в косьвинское время.

Продолжительность формирования геологических тел 
нижнего карбона ЮТс может быть оценена по их тол-
щине и принятой скорости накопления осадков данного 
типа. скорость карбонатного осадконакопления принята 
равной 0,03 мм/год; это минимальная скорость накопле-
ния карбонатных илов, зафиксированная в современном 
Мексиканском заливе и Карибском море (Emiliani, 1966). 

Рис. 4. Хроностратиграфическая шкала нижнего карбона с зональными шкалами по конодонтам и фораминиферам. Составлена по 
(Alekseev et al., 2022; Aretz et al., 2020)
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При такой скорости и непрерывном осадконакоплении 
за 12 млн лет турнейского века на ЮТс должно было 
накопиться не менее 350 м осадков. В действительности 
карбонатные тела имеют толщину 30–45 м, что намного 
меньше даже с учетом коэффициента уплотнения кар-
бонатного осадка, который может достигать значений 
2:1 (Shinn, Robbin, 1983; Croizé et al., 2013). оценка 
максимальной длительности накопления карбонатных 
тел малевского-упинского и черепетского-кизеловского 
интервалов (при скорости осадконакопления 0,03 мм/год) 
составляет 1–1,5 млн лет (рис. 6).

скорость терригенного осадконакопления принята 
равной 0,2 мм/год; это минимальная скорость, зафик-
сированная в заливе Мэн Атлантического побережья 
северной Америки (Kukal, 1971). При такой минимальной 
скорости и непрерывном осадконакоплении за 7 млн лет 
радаевского, бобриковского и начала тульского времени 
на ЮТс должно было накопиться не менее 1400 м осадков. 
В действительности толщины сохранившихся геологиче-
ских тел составляют от 15 до 45 м. Продолжительность 
их формирования могла составлять суммарно менее 
0,1 млн лет (рис. 6).

На рис. 6 продолжительность формирования гео-
логических тел показана без учета возможных пере-
рывов в осадконакоплении. Эти перерывы, обычные 
для платформенных бассейнов, часто фиксируются 
в разрезах в виде диастем, но на сегодняшний день у нас 
нет надежных инструментов для их фиксации и оценки 

продолжительности. Можно лишь предположить, что учет 
перерывов вызовет разделение геологических тел, пока-
занных на рис. 6, на более тонкие дискретные элементы, 
расположенные на различных временных уровнях того 
или иного стратиграфического интервала.

скорость накопления угля в раннем карбоне на терри-
тории ЮТс принята равной 0,02 мм/год, что близко к ми-
нимальным значениям (силантьев и др., 2023). При такой 
скорости 40-метровый угольный пласт должен был бы на-
капливаться около 2 млн лет. скорость накопления угля 
рассчитана из скорости накопления торфа 0,2 мм/год и  
коэффициенте уплотнения при переходе торфа в уголь, 
принятым равным 10:1. В целом скорости накопления 
торфа в голоценовых болотах различных территорий 
Земного шара составляют около 1 мм/год (Moore, Shearer, 
2003; Fikri, 2022) а в современных тропических мангровых 
болотах Багамских изолированных платформ – 0,4 мм/ год 
(van Hengstum et al., 2018).

отложения турнейского и визейского ярусов различ-
ных структурно-фациальных зон Волго-уральской про-
винции отличаются полнотой разреза, литологическим 
составом и толщинами (рис. 7). По отношению к прогибам 
ККсП принято выделять четыре основных типа разреза 
(Шельнова и др., 1966; Губарева, 2003): 1) сводовый, 
или Акташский; 2) склоновый, или бортовой, с увели-
ченной толщиной турнейских известняков, Саитовский; 
3) депрессионный терригенно-карбонатный, Кабык-
Куперский; 4) депрессионный (осевой) терригенный, 

Рис. 5. Хроностратиграфическая шкала и местные подразделения (свиты) нижнекаменноугольных отложений некоторых струк-
турно-фациальных зон Волго-Уральской провинции по (Актуализированная…, 2023; Фортунатова и др., 2023) с упрощением и Мо-
сковской синеклизы по (Махлина и др., 1993)
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Рис. 6. Геологические тела нижнекаменноугольных отложений Южно-Татарского свода, показанные в масштабе времени их на-
копления, согласно принятым (минимальным) скоростям осадконакопления; высокая скорость осадконакопления увеличивает 
время перерывов между накоплением геологических тел; карбонатные тела накапливались около 1 млн лет; терригенные – около 
100 тыс. лет

Рис. 7. Схема строения и распространения основных типов разреза нижнего карбона Южно-Татарского свода и прилегающих про-
гибов Камско-Кинельской системы: (А) схематический геологический профиль от осевой зоны прогиба к центральной части ЮТС; 
(Б) карта-схема территории Татарстана с зонами распространения основных типов разреза по (Шельнова и др., 1966); показаны 
контуры ЮТС, нефтегазоносных площадей; красные точки – изученные скважины с керном
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Сарайлинский. Ниже приводится общая характеристика 
этих типов.

сводовый (Акташский) тип разреза приурочен к ЮТс 
и северо-Татарскому своду (сТс). Для него характерны 
небольшие толщины как карбонатных отложений турне 
(60–80 м), так и терригенных отложений визе (20–25 м). 
Турнейские карбонатные отложения включают четыре го-
ризонта (снизу вверх) – малевский, упинский, черепетский 
и кизеловский, и перекрываются тонкой (3–7 м) пачкой 
листоватых аргиллитов, относимых по палинологическим 
данным к косьвинскому горизонту, завершающему разрез 
турне (рис. 6, 7) (Шельнова и др., 1966). Выше залегают 
песчаники и алевролиты бобриковского горизонта (обыч-
но 5–7, реже до 20 м), перекрывающиеся существенно 
более мористыми отложениями тульского горизонта 
(обычно 8–10, реже до 35 м), представленными песча-
никами, известковистыми алевролитами и известняками 
с нормально-морской фауной (рис. 8).

склоновый, или бортовой (Саитовский) тип разреза 
с увеличенной толщиной турнейских известняков рас-
пространен на склонах большинства сводов – ЮТс, сТс, 
Башкирского, Токмовского. Толщина карбонатно-терри-
генных (малевский и упинский горизонты) и карбонатных 
(черепетский и кизеловский) отложений турне достигает 
350 м. строение перекрывающих терригенных отложений 
такое же, как в разрезах сводового (Акташского) типа.

Депрессионный терригенно-карбонатный (Кабык-
Куперский) тип разреза развит на северных бортах впадин 
ККсП (рис. 7Б) и отличается доманикоидным обликом 
нижнетурнейских и черепетских отложений (Губарева, 
2003). Малевский и упинский горизонты (25–30 м) 
сложены доманикоидными битуминозными породами, 
сланцами и аргиллитами с фауной конодонтов, брахиопод, 
спикулами губок и водорослями. Черепетский горизонт 
(100–120 м) сложен черными аргиллитами с прослоями 
известняков, мергелей и известковистых алевролитов. 
Кизеловский горизонт (90–110 м) представлен известня-
ками с подчиненными прослоями аргиллитов. Известняки 
кизеловского горизонта перекрываются листоватыми 
аргиллитами (елховские слои, рис. 6) косьвинского гори-
зонта (8–15 м), возраст которых установлен по палиноло-
гическим данным (Шельнова и др., 1966). отложения ра-
даевского (40–60 м) и бобриковского (15–30 м) горизонтов 
сложены песчаниками и глинисто-углистыми породами. 
Тульский горизонт (до 30 м) представлен преимуществен-
но аргиллитами.

Депрессионный (осевой) терригенный (Сарайлин-
ский), тип разреза приурочен к осевым частям впадин 
ККсП и отличается преобладанием доманикоидных и тер-
ригенных отложений. отложения малевского и упинского 
горизонтов (до 20–25 м) представлены доманикоидными 
породами, известняками и аргиллитами, содержащими 
фауну брахиопод, конодонтов, спикулы губок. Черепет-
ский горизонт в осевой части впадин ККсП отсутствует; 
в переходной зоне от осевой части к бортам он представ-
лен маломощной (30–40 м) пачкой карбонатно-глинистых 
пород. отложения кизеловского горизонта отсутствуют. 
Косьвинский горизонт (120–150 м), представленный 
аргиллитами с подчиненными прослоями песчаников 
(до 40–50 м), содержит спорово-пыльцевой комплекс, 
аналогичный выделенным из елховских глин сводового 

(Акташского) и бортового (Саитовского) типов (Шель-
нова и др., 1966). радаевский горизонт (80–100 м в осевой 
зоне; 40–50 м ближе к бортам) представлен песчаниками 
и алевролитами с подчиненными прослоями углисто-гли-
нистых пород. Бобриковский горизонт (до 30 м) имеет та-
кой же литологический состав и выделяется на основании 
палинологических данных. Тульский горизонт (до 30 м) 
представлен преимущественно аргиллитами.

На ЮТс и его склонах распространены преимуще-
ственно разрезы сводового (Акташского) и склонового, 
или бортового (Саитовского) типов. они осложнены вре-
зовыми разрезами, выполняющими эрозионно-карстовые 
понижения рельефа турнейской поверхности, амплитуда 
которых меняется от 5 до 95 м, реже до 120 м и более 
(Ларочкина, 2008). Детальное описание, типизация, ана-
лиз пространственного размещения врезовых разрезов 
приведены в многочисленных работах И.А. Ларочкиной 
и ее соавторов (Ларочкина, Мельников, 1984; Ларочкина, 
2005, 2008; Ларочкина и др., 2010, 2011 и др.).

Материал 
Изучен керн 27 скважин (более 400 м), пробуренных 

на значительном удалении друг от друга и характеризу-
ющих различные зоны ЮТс, его склонов и восточного 
борта Мелекесской впадины, в том числе эрозионно-
карстовые врезы округлой (изометричной) и вытянутой 
(продолговатой) формы (рис. 9).

Построение карт основано на выборке данных карота-
жа 30000 скважин, пробуренных в пределах сводовой ча-
сти ЮТс и Ново-елховской площади. Материал включал 
в себя комплекс геофизических параметров, необходимых 
для оценки глинистых и песчаных компонентов в разрезе. 
Для корректного построения карт песчанистости из алев-
рито-песчаных интервалов были вычленены интервалы 
углей. Количественная оценка фильтрационно-емкостных 
свойств горных пород проведена по 43000 образцов.

Методы
Методы исследования включали анализ современных 

данных хроностратиграфии раннего карбона, анализ 
данных по прямым и косвенным измерениям скоростей 
накопления торфа и терригенных покровов в болотах 
современных изолированных карбонатных платформ; 
анализ процессов карстования древних и современных 
изолированных карбонатных платформ тропических 
морей. Детальное изучение керна включало определение 
биогенных структурно-текстурных признаков; анализ 
изменения этих признаков по разрезу; определение 
таксономического разнообразия ихнофоссилий и сте-
пени биотурбации пород, определение ихнофаций и их 
интерпретацию.

Методы выявления литотипов включали седи-
ментологический, ихнофациальный и фаунистический 
анализ. Макроописание керна проводили послойно не-
посредственно в кернохранилище. Керн перед изучением 
тщательно отмывался от бурового раствора. очищенные 
породы изучали визуально и послойно фотографировали 
с увеличением 1,5–2. Наиболее информативные образцы 
фотографировали после пропитки этиловым спиртом, 
позволяющей фиксировать тонкие текстурные признаки.
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При макроописании керна выделяли интервалы 
глинистых, алевритистых, песчаных и углистых пород. 
Каждый интервал изучали и подробно описывали по-
слойно: учитывали цвет, текстуру, структуру породы, 
характер слоистости, сортировки; наличие перерывов, 
характер ритмичности в переслаивании пород; вторичные 
изменения, биотурбацию, наличие и характер фауны, 
флоры, ихнофоссилий (следов жизнедеятельности орга-
низмов), степень их сохранности. одновременно изучали 
поверхности напластования пород и распилы поперек на-
пластования. По совокупности признаков выделяли слои 
толщиной от 10 см до первых метров, в среднем 0,35 м.

распиловку и пришлифовку керна проводили вкрест 
напластования. Хрупкие породы перед распиловкой 
пропитывали прозрачным эпоксидным клеем, чтобы 
предупредить разрушение образцов по трещинам и осла-
бленным зонам. распиленные образцы пришлифовывали 
на порошках размерности 50 и 20 мк, и после этого ска-
нировали или фотографировали с высоким разрешением.

Изучение горных пород и содержащихся в них их-
нофоссилий проведено методами ихнофациального 
(Seilacher, 1964; 1967) и ихнотекстурного (Droser, Bottjer, 
1986) анализов. Ихнофациальный анализ включал: из-
учение морфологии ихнофоссилий, определение ихнотак-
сонов; выявление ассоциаций ихнотаксонов, связанных 
между собой общими условиями окружающей среды; 
выделение на этой основе ихнофаций. Ихнотаксоны 
определяли как на поверхностях напластования пород, так 
и в поперечном сечении пород в пришлифовках по апро-
бированной методике (Knaust, 2017). Из-за сложностей 
изучения ихнофоссилий в керне ихнотаксоны определены 
только до уровня ихнородов.

одновременно с определением ихнофоссилий про-
водили ихнотекстурный анализ пород. В породах фик-
сировали наличие биотурбации – нарушения первичной 
слоистости осадка донными организмами. Интенсивность 
биотурбации определяли по балльной шкале ихнотек-
стурного индекса (ИИ) породы (Droser, Bottjer, 1986). 
Балльная шкала ИИ имеет значения от 1 до 5, где 1 балл 
соответствует полному отсутствию в породе биотурбации 

и ихнофоссилий (0%-ной биотурбации). Баллы 2, 3, 4 
отвечают различной степени нарушения первичной слои-
стости осадка и отличаются обилием ихнофоссилий (ИИ 
2 = 10–30%, ИИ 3 = 30–60%, ИИ 4 = 60–80% нарушения 
слоистости). Балл 5 соответствует полной переработке 
осадка, с уничтожением всех первичных осадочных струк-
тур (80–100% биотурбации); в этом случае ихнофоссилии 
часто не сохраняются, и определить их невозможно.

Методика интерпретации результатов исследо-
ваний. оценку условий формирования осадка, интен-
сивности гидродинамики и относительного содержания 
кислорода в придонном осадке, установление обстановок 
осадконакопления и реконструкцию палеогеографических 
условий проводили на основе обобщения комплексной 
характеристики пород (литологической, седиментологи-
ческой, ихнофациальной, ихнотекстурной, палеонтоло-
гической) (Алексеев, 2014).

Интерпретация геофизических исследований сква-
жин (ГИс) была основана на корреляции показаний от-
дельных методов каротажа с литолого-петрофизическими 
свойствами горных пород изучаемого разреза. Процесс 
обработки и интерпретации представлял собой после-
довательность процедур, выполняемых в определенном 
порядке, включающем следующие этапы.

На первом этапе оценивали качество каротажного 
материала, полученного в процессе измерений. Для этого 
применяли различные критерии проверки достоверности, 
такие как показания в колонне или в каверне, показания 
в глинистых или плотных пластах и т.д.

На втором этапе выполняли взаимную увязку по глу-
бине кривых, полученных во время отдельных спуско-
подъемных операций. В процессе коррекции каротажные 
кривые при необходимости сдвигали вверх или вниз 
по разрезу на определенную величину, которая зависит 
от качества привязки по глубине во время выполнения 
отдельного измерения. В результате этих операций полу-
чали набор каротажных кривых, представляющих данные 
в единых интервалах глубины.

Далее в кривые радиоактивного каротажа (рК) вво-
дили поправки, устраняющие аппаратурные искажения, 

Рис. 9. Карта местоположения скважин визейского яруса, керн которых был изучен
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поправки за инерционность измерительной аппаратуры, 
поправки за гамма-фон в НГК и скважинные условия.

На завершающем этапе производили нормирование 
кривых радиоактивного каротажа и вычисление относи-
тельных параметров. Это позволило устранить влияние 
различных факторов на показания каротажных кривых.

На основе гамма-каротажа (ГК) находился двойной 
разностный параметр (или относительный параметр) Aγ 
по следующей формуле:

где Iγ – показания кривой ГК после поправок, мкр/ч; Iγ
min 

и Iγ
max – показания в опорных пластах, мкр/ч. При этом 

минимальные показания ГК находились в интервалах 
верхнефаменского или верхнетурнейского подъярусов, 
а максимальные показания – в глинистых пластах бобри-
ковско-тульских отложений.

По данным нейтронного каротажа (НК) определялся  
двойной разностный параметр (или относительный пара-
метр) An по формуле:

где In – показания кривой НК после поправок, усл.ед.; 
In

min и In
max – показания в опорных пластах. При этом 

минимальные показания НК находились в глинистых 
пластах терригенного нижнего карбона, а максимальные 
показания – в наиболее плотных карбонатных породах 
верхнефаменского подъяруса или, в случае их отсутствия 
в записи ГИс, в карбонатных отложениях алексинского 
горизонта. Максимальное значение НК умножалось 
на коэффициент 1,35, выведенный эмпирически для ис-
следуемых отложений ЮТс.

В результате интерпретации комплекса признаков, 
полученных из каротажных кривых, проведено литоло-
гическое расчленение разреза скважин. 

Методы математического аппарата. Для выяв-
ления пластов песчаных тел по данным ГИс были ис-
пользованы нормированные кривые Агк для терригенных 
отложений визейского яруса. Значения Агк меньше 0,2 
принимали за граничный уровень песчаников, а значения 
Агк более 0,6 – за граничный уровень аргиллитов. Таким 
образом, область всех значений кривой делилась на три 
части. Принималось, что песчаникам соответствует диа-
пазон Агк < 0,2; алевролитам – 0,2 ≤ Агк ≤ 0,6; аргилли-
там – Агк > 0,6.

Значения глубин, отвечающие точкам пересечения Агк 
с линиями Агк = 0,2 и Агк = 0,6, считались границами 
интервала (кровлей и подошвой геологического тела), 
в пределах которого область кривой нужно отнести к пес-
чаникам, алевролитам или аргиллитам.

Минимальная толщина исследуемых интервалов 
принята равной 0,4 м. Интервалы толщиной менее 0,4 м 
не рассматривались в отдельности и объединялись с со-
седними, более мощными интервалами. 

Последовательность интервалов (толщиною 0,4 м и бо-
лее), определенных в каждой скважине, анализировали 
следующим образом: осуществлялся подсчет количества 
интервалов, отнесенных к песчаникам; рассчитывалось 
процентное содержание песчаников, т.е. отношение 

суммарной толщины интервалов с песчаником к общей 
толщине исследуемого разреза.

Методы составления карт. Построение карт прово-
дили при помощи программного обеспечения AcrGIS Pro. 
Для этого был выбран инструмент обработки геологиче-
ской информации «естественная окрестность» (Natural 
Neighbor), основанный на детерминированном методе 
пространственной интерполяции (Sibson, 1981). размер 
ячейки составил 50 м. Выбор данного метода обусловлен 
тем, что он способен обрабатывать до 15 млн входных 
точек и интерполировать значения с определением веса 
каждой точки, основываясь на пропорциональных об-
ластях («естественных соседях»). еще одно достоинство 
метода заключается в том, что он не выводит тренды 
и не создает пики, ямы или точки минимума, которые 
не представлены входными данными. Это позволяет 
получать более гладкую результирующую поверхность.

результаты
Обоснование морского происхождения терригенных 

осадков радаевского и бобриковского горизонтов
Морская природа терригенных осадков, в том числе 

коллекторов, подтверждается комплексом ихнофоссилий 
и характером биотурбации пород. Визейская толща в пре-
делах изученной территории представлена сложным пере-
слаиванием биотурбированных и тонкослоистых пород 
и сложена мелкозернистыми песчаниками, алевролитами, 
с подчиненными пластами аргиллитов, угля и сильно угли-
стых пород (рис. 10, 11). Фаунистические остатки очень 
редки. В тульских известняках и карбонатизированных 
алевролитах верхней части бобриковского горизонта 
встречаются раковины брахиопод Linoproductus sp., ред-
кие членики криноидей и фрагменты раковин брюхоногих 
моллюсков. В радаевском и бобриковском горизонтах ор-
ганические остатки представлены редким растительным 
детритом, иногда обугленным, миоспорами и отпечатками 
растений.

Комплекс ихнофоссилий в терригенной толще доста-
точно разнообразен. Ихнофоссилии представлены гори-
зонтальными ходами Chondrites, Planolites, Teichichnus 
и Zoophycos, вертикальными ходами Arenicolites и Skolithos. 

В песчаниках наиболее распространены ходы 
Planolites. Чаще всего ходы Planolites зафиксированы 
в виде дискретных форм и не сильно влияют на ихно-
текстуру вертикального сечения породы. Между тем, 
в отдельных нефтеносных пластах песчаников при на-
ложении многочисленных ходов Planolites друг на друга 
сформировалась полностью биотурбированная текстура 
(рис. 12А).

В более крупнозернистых песчаниках зафиксированы 
ходы Skolithos (рис. 12Б). В песчаниках ходы Skolithos 
достигают 10–15 см в длину; заполнение ходов не от-
личается от вмещающей породы, и морфология ходов 
подчеркивается только тонким глинистым материалом их 
стенок, привнесенным организмом-следопроизводителем.

В интервалах переслаивания песчаников и алевро-
литов ходы Planolites и Skolithos фиксируются в одном 
комплексе (рис.12В). Длина ходов Skolithos в таких ин-
тервалах достигает 1–2 см. Ходы Planolites приурочены 
к прослоям алевролита. 
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Песчаная размерность осадка в целом ухудшает со-
хранность ихнофоссилий. В сильно биотурбированных 
песчаниках в результате наложения ходов друг на друга 
диагностика ихнофоссилий значительно усложняется 
(рис. 12Г). 

В отдельных интервалах песчаников биотурбация 
отсутствует (рис. 12Д). В этих интервалах фиксируется 
тонкая горизонтальная параллельная слоистость, под-
черкнутая нефтеносностью, наличием тонких глинистых 
прослоев или прослоев растительного детрита. 

Ихнофоссилии в алевролитах более разнообразны. 
В верхней части бобриковского горизонта и тульском 
горизонте наиболее многочисленны горизонтальные 
ходы Chondrites (рис. 13А) и Zoophycos (рис. 13Б). 
Дендритообразные ходы Chondrites хорошо фиксируются 
как в вертикальном сечении породы, так и на поверхно-
стях напластования пород. Ходы Zoophycos в поперечном 
сечении алевролитов отличаются контрастным по цвету 
менисковидным заполнением хода. На некоторых уровнях 
ходы Zoophycos заполнены песчаным материалом, сильно 
контрастирующим с вмещающей породой. В верхней 

Рис. 11. Литолого-седиментологическая колонка скважины 80ХХ (Вишнево-Полянское) 

Рис. 10. Литолого-седиментологическая колонка скважины 29ХХХ (Восточно-Лениногорская). Условные обозначения см. на рис. 11
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части бобриковского горизонта и тульском горизонте ходы 
Chondrites и Zoophycos встречаются совместно (рис. 13В), 
но фиксируются и в нижележащих интервалах, отдельно 
друг от друга.

В бобриковских отложениях нескольких скважин за-
фиксированы ходы Teichichnus rectus (рис. 13Г). Для ходов 
Teichichnus характерно наличие тонких перемычек – 
шпрейтов. Ходы Teichichnus отличаются от Zoophycos 
вертикальным расположением по отношению к поверх-
ности напластования. 

Наиболее распространены в алевролитах (так же 
как и в песчаниках) ходы Planolites. Чаще всего они не-
значительно нарушают текстуру пород (ихнотекстурный 
индекс 2–3), но в отдельных интервалах многочисленные 
ходы Planolites формируют своеобразную «планолито-
вую» текстуру (ихнотекстурный индекс 4–5) (рис. 13Д).

углефицированные и глинистые алевролиты обычно 
полностью лишены биогенных структур и признаков био-
турбации (рис. 13е).

В аргиллитах ихнофоссилии представлены ходами 
Planolites и Arenicolites. Диаметр ходов достигает 10 мм, 
в среднем составляя около 3 мм. Биотурбация в аргил-
литах в некоторых скважинах подчеркивается сильной 
пиритизацией пород. В результате пиритизации ход может 
полностью состоять из пирита; чаще сохраняются отдель-
ные пиритизированные фрагменты ходов. В ряде случаев 
в аргиллитах наблюдается тонкая послойная пиритизация, 
которая, возможно, является результатом биотурбации 
и сопутствующей ей деятельности бактерий.

результаты изучения ихнофоссилий позволили 
выделить 4 ихнокомплекса: ихнокомплекс с ходами 
Planolites, ихнокомплекс Zoophycos–Chondrites–Planolites, 
ихнокомплекс Planolites–Skolithos и ихнокомплекс 
Teichichnus–Chondrites–Planolites.

ихнокомплекс Planolites встречается по всей терри-
генной толще карбона. В целом ходы Planolites обладают 
большой транзитностью и встречаются как в морских, 
так и в неморских условиях. В изученных отложениях 

Рис. 12. Ихнофоссилии в песчаниках визейского яруса ЮТС. 
А) Ходы Planolites (Pl) в биотурбированном нефтеносном пес-
чанике (80% переработки). Бобриковский горизонт, скв. 10ХХ, 
Восточно-Макаровская, гл. 1120,2 м. Б) Ходы Skolithos (Sk) пло-
хой сохранности в полностью биотурбированном песчанике 
(100% переработки). Ходы подчеркнуты провалами глинисто-
го материала. Бобриковский горизонт, скв. 2ХХ, Тлянчи-Та-
макская, гл. 1268 м. В) Биотурбация в переслаивании песчаника 
и алевролита. В верхней части реликты ходов Skolithos (Sk), 
в средней части сечения ходов Planolites (Pl), в нижней части 
– следы бегства (fu). Бобриковский горизонт, скв. 14ХХХ, Таш-
лиярская, гл. 1070 м. Г) Полностью биотурбированная тексту-
ра нефтеносного песчаника. Наложение ходов друг на друга не 
позволяет их диагностировать. Бобриковский горизонт, скв. 
19XX, Нижне-Нурлатское, гл. 1495 м. Д) Тонкая параллельная 
слоистость со скрытой (крипто-) биотурбацией, подчеркну-
тая прослоями глинистого материала. Бобриковский гори-
зонт, скв. 35ХХХ, Куакбашская, гл. 1155,9 м. Во всех случаях 
масштабная линейка – 2 см

Рис. 13. Ихнофоссилии в алевролитах визейского яруса ЮТС. 
А) Фрагменты ходов Chondrites (Ch) в полностью биотурби-
рованном алевролите. Бобриковский горизонт, скв. 14ХХХ, 
Ташлиярская, гл. 1065,7 м. Б) Ходы Zoophycos (Zph) в биотурби-
рованном алевролите (90% переработки). По ходам наблюдают-
ся инфузии песка. Тульский горизонт, скв. 11ХХХ, Сотниковское, 
гл. 1244,1 м. В) Ходы Zoophycos (Zph) и Chondrites (Ch) в полно-
стью биотурбированном алевролите. Бобриковский горизонт, 
скв. 14ХХХ, Ташлиярская, гл. 1065,5 м. Г) Ходы Teichichnus (Te) 
в полностью биотурбированном алевролите (100% перера-
ботки) и ходы, сильно деформированные в результате уплот-
нения осадка (fu). Бобриковский горизонт, скв. 15ХХХ, Минни-
баевская, гл. 1125,5 м. Д) Ходы Planolites (Pl) и «планолитовая» 
текстура в биотурбированном алевролите (90% переработ-
ки). Масштабная линейка – 2 см. Бобриковский горизонт, скв. 
80ХХ, Вишнево-Полянское, гл. 1478,4 м. Е) Тонкая параллель-
ная слоистость без биотурбации. Бобриковский горизонт, скв. 
12ХХ, Бутаихинское, гл. 1406 м. Во всех случаях масштабная 
линейка – 2 см



www.geors.ru 15

Георесурсы / Georesursy                          2023. Т. 25. № 4. с. 3–28

ходы Planolites многочисленны, формируют сильно био-
турбированную, хорошо выраженную текстуру пород, ха-
рактерную для морских условий. В интервалах со слабой 
биотурбацией морское происхождение подтверждается 
другими признаками: тонкой параллельной слоистостью, 
ровными и гладкими поверхностями напластования, на-
личием послойной пиритизации, иногда выполняющей 
ходы.

ихнокомплекс Zoophycos–Chondrites–Planolites 
приурочен к алевролитам, включает горизонтальные 
ходы с контрастным заполнением Zoophycos и Chondrites 
и дополняется широко распространенным ихнотаксоном 
Planolites.

Ходы Zoophycos относятся к типично морским ихно-
таксонам (Knaust, 2017). В позднем палеозое они при-
урочены к хорошо сортированным, мелкозернистым 
осадкам, формировавшимся в прибрежных условиях. 
Ходы Chondrites встречаются в широком диапазоне 
морских обстановок от прибрежных до глубоководных 
(Микулаш, Дронов, 2006). Характерной особенностью 
ходов Chondrites является переносимость организмом-
следопроизводителем низкого содержания кислорода 
в осадке, что приводит к его частому появлению в транс-
грессивных осадках и интервалах максимального зато-
пления (Knaust, 2017).

ихнокомплекс Planolites–Skolithos приурочен к пес-
чаникам и включает простые ходы Planolites и Skolithos. 
Ходы Skolithos обычны для морских прибрежных обста-
новок (Knaust, 2017).

ихнокомплекс Teichichnus–Chondrites–Planolites 
приурочен к алевролитам нижней и средней частей 
бобриковского горизонта. Ходы Teichichnus широко рас-
пространены в окраинно-морских условиях (лагуны, 
дельты, эстуарии); при этом диапазон их распростране-
ния протягивается до самых глубоководных обстановок 
(Knaust, 2017). В визейских отложениях ЮТс ходы 
Teichichnus встречаются совместно с морским ихнотаксо-
ном Chondrites, что указывает на морское происхождение 
осадков.

Все четыре ихнокомплекса визейского яруса ЮТс ха-
рактерны для ихнофации Zoophycos (зоофикосовая), раз-
вивающейся в спокойных условиях, в хорошо сортирован-
ных субстратах, ниже базиса штормовых волн, при низкой 
энергии волнений и течений (Микулаш, Дронов, 2006). 
Ихнокомплекс Planolites–Skolithos, более характерный 
для ихнофации Skolithos (сколитовая), может быть связан 
с кратковременной регрессией морского бассейна и/или 
увеличением привноса осадочного материала. 

Ихнологическое изучение керна скважин показало, 
что сводовые разрезы ЮТс, характеризующиеся сокра-
щенными толщинами радаевско-бобриковских отложе-
ний, сильно биотурбированы (от 30% до 100% перера-
ботки (ихнотекстурный индекс 2–5), в среднем 60–80% 
переработки (ихнотекстурный индекс 4–5)); ихнофосси-
лии многочисленны и разнообразны, представлены гори-
зонтальными ходами Planolites, Chondrites, Teichichnus 
и Zoophycos, вертикальными Skolithos и Arenicolites. 
В отдельных прослоях пород сохранились редкие остатки 
морских замковых брахиопод Linoproductus sp. и мор-
ских двустворок. Комплекс ихнофоссилий указывает 
на формирование сводовых разрезов в морских условиях 

с низкой гидродинамикой, ниже базиса штормовых волн, 
что характерно для ихнофации Zoophycos.

Во врезовых разрезах фиксируются увеличенные 
толщины радаевско-бобриковского горизонта, переслаи-
вание интервалов биотурбированных и слоистых пород 
при наличии слоев углей и сильноуглефицированных 
пород. В изученных скважинах прослои углей зажаты 
между интервалами биотурбированных пород. В биотур-
бированных породах степень переработки около 30–40% 
(ихнотекстурный индекс 2), редко и отдельными интерва-
лами до 100% (ихнотекстурный индекс 5). Ихнофоссилии 
представлены ходами Planolites, встречаются ризолиты. 
слоистые углефицированные породы содержат раститель-
ный детрит разной степени сохранности, биотурбация 
в них отсутствует. 

Таким образом, врезовые разрезы содержат по-
роды, сформированные как из морских терригенных 
осадков, так и из осадков седиментационной системы 
торфонакопления, что подтверждается переслаиванием 
в разрезе биотурбированных и слоистых пород. В мо-
менты трансгрессии морского бассейна формировались 
биотурбированные песчаники и алевролиты, в моменты 
регрессии – мощные залежи торфа, превратившиеся затем 
в слои (пласты) каменного угля. В целом врезовые разрезы 
формировались при постоянном изменении условий осад-
конакопления. Врезы служили местом для захоронения 
и сохранения осадков (в том числе легко разрушаемого 
торфа), защищая их от эрозии.

В интервалах терригенного разреза, граничащих 
с тульским горизонтом, фиксируются признаки макси-
мальной морской трансгрессии: остатки морской фау-
ны (брахиоподы) и более глубоководные ихнотаксоны 
Chondrites, Teichichnus и Zoophycos, что хорошо согла-
суется с представлениями о региональной трансгрессии 
в позднем визе.

Анализ карт, созданных методом Natural Neighbor 
в среде ArcGIS Pro

Карта толщин черепетско-кизеловских отложе-
ний показывает изменение их толщины в пространстве 
и иллюстрирует неоднородность верхней поверхности 
изолированной карбонатной платформы. Неоднородность 
представлена положительными и отрицательными фор-
мами рельефа различной формы, размеров и амплитуды 
перепада высот (рис. 14).

Минимальные толщины черепетско-кизеловских от-
ложений (25–30 м) наблюдаются на Западном и северном 
склонах ЮТс. К этим территориям приурочены круп-
ные эрозионно-карстовые врезы округлой или непра-
вильно округлой формы, вмещающие мощные залежи 
каменного угля (Гафуров и др., 2000; Хисамов и др., 
2009). Максимальные толщины черепетско-кизелов-
ских отложений (более 45 м) приурочены к Восточному 
и Юго-Восточному склонам ЮТс, испытавшим, по-
видимому, минимальное воздействие эрозионно-карсто-
вых процессов.

Наибольшее внимание и интерес привлекает серия 
параллельных удлиненных каньоноподобных зон, в кото-
рых наблюдается уменьшение толщин карбонатных чере-
петско-кизеловских отложений. Каньоноподобные зоны 
протягиваются через всю территорию ЮТс с юго-запада 
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на северо-восток. К ним приурочен раздув терригенных 
радаевско-бобриковских отложений (рис. 14). Подробнее 
каньоноподобные зоны будут рассмотрены ниже.

Карта толщин радаевско-бобриковских отложений 
показывает изменение их толщины в пространстве – в пре-
делах различных палеогеоморфологических элементов 
рассматриваемой территории (рис. 15).

радаевско-бобриковские отложения образуют пять 
видов геологических тел: (1) плащеобразные покровы при-
мерно одинаковой толщины, составляющей 4–8 и 8–12 м; 
(2) мозаичные покровы с резкими колебаниями толщин 
в пределах 5–25 м; (3) удлиненные песчаные тела («пес-
чаные валы») с колебаниями толщин в пределах 5–25 м 
(рис. 16); (4) удлиненные «каньоноподобные» врезы, запол-
ненные разными по составу осадками, толщиной 25–35 м 
(рис. 17); (5) локальные округлые врезы, включающие 
залежи угля, общей толщиной радаевско-бобриковских 
отложений 30 м и более.

Плащеобразные покровы примерно одинаковой 
толщины (4–8 и 8–12 м) наиболее широко распростра-
нены на Западном склоне ЮТс, образуя субмеридио-
нальную полосу длиной более 100 км и шириной около 
25–30 км, на площадях: Ново-елховская (западная часть), 
онбийская, Кузайкинская, сиреневская, ерсубайкинская, 
Беркет-Ключевская, Лангуевская, Черемшанская, 
сотниковская. Эта субмеридиональная полоса отделяет 
закарстованную часть Западного склона с многочисленны-
ми локальными округлыми врезами от зоны распростра-
нения мозаичных покровов радаевско-бобриковских от-
ложений, охватывающей большую часть Ново-елховской 
площади и почти всю территорию купольной части ЮТс.

На территории купольной части ЮТс плащеобразные 
покровы распространены менее широко и имеют размеры, 
не превышающие по длине 30–40 км и по ширине 10–15 км. 
Такие покровы имеются в пределах следующих площадей: 

Березовская, Чишминская, северо-Альметьевская, 
Миннибаевская, Куакбашская. На этих площадях плаще-
образные покровы переходят по простиранию в зоны рас-
пространения мозаичных покровов с быстрыми и резкими 
колебаниями толщин в пределах 5–25 м.

Территория распространения плащеобразных покровов 
на Западном склоне ЮТс совпадает с территорией наи-
меньшей изменчивости толщин кизеловского горизонта 
турнейского яруса (рис. 14).

Мозаичные покровы с быстрыми и резкими колебания-
ми толщин в пределах 5–25 м занимают бóльшую часть ку-
польной части ЮТс и восточную полосу Ново-елховской 
площади. Изменение толщин происходит на расстоянии 
первых километров. В ряде случаев участки с повышен-
ной толщиной образуют прерывистые «четкообразные» 
линейные участки субмеридионального направления 
(пример – Миннибаевская площадь).

Удлиненные песчаные тела («песчаные валы») с колеба-
ниями толщин в пределах 5–25 м распространены, в част-
ности, в пределах Зай-Каратайской площади (рис. 16). 
Тела направлены с северо-запада на юго-восток. На рис. 
16 приведен геологический профиль, иллюстрирующий 
изменение толщины радаевско-бобриковских отложений 
«песчаного вала». обращает на себя внимание асимме-
тричное строение песчаного тела – его западный склон 
более крутой, чем восточный. радаевско-бобриковские 
отложения подстилаются глинистой толщей елховско-
го горизонта. Подстилающие отложения кизеловского 
и черепетского горизонтов имеют немного пониженную 
толщину (примерно на 5–6 м) по сравнению со смежными 
с «песчаным валом» участками. Такое незначительное сни-
жение толщины кизеловского и черепетского горизонтов 
сложно назвать «врезом». Между тем И.А. Ларочкина 
(2008, стр. 101) указывает, что «в современной денуда-
ционной поверхности турнейских известняков перепады 

Рис. 14. Карта толщин черепетско-кизеловских отложений 
Южно-Татарского свода

Рис. 15. Карта толщин радаевско-бобриковских отложений 
Южно-Татарского свода
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глубин относительно их кровли варьируют от 5 до 95 м, 
иногда возрастая до 120 м и более. Наиболее широкой 
представительностью характеризуются врезы с амплиту-
дой размыва от 10 до 20 м. В количественном отношении 
среди врезовых разрезов они явно доминируют». Этот вид 
геологических тел требует дополнительных крупномас-
штабных исследований на более детальном материале.

Удлиненные каньоноподобные врезы с толщиной рада-
евско-бобриковских отложений 20–35 м распространены 
в центральной и южной частях ЮТс и на юге Ново-
елховской площади. Их можно разделить на две группы: 
врезы с изогнутыми расплывчатыми границами и врезы 
с прямыми крутыми бортами. 

Врез с изогнутыми расплывчатыми границами про-
тягивается в северо-восточном направлении в пределах 
Абдрахмановской, Павловской, Восточно-сулеевской, 
Холмовской площадей. его длина более 100 км, ширина 
2,5–10 км. Границы изогнутые; увеличение толщин про-
исходит постепенно (это основное отличие от врезов 
с прямыми крутыми бортами). Этот врез прослеживается 
на картах толщин черепетского и кизеловского горизонтов 
по уменьшенным толщинам соответствующих отложений. 
Можно сделать вывод, что заложение данного вреза на-
чалось в черепетское время.

Врезы с прямыми крутыми бортами имеют относи-
тельно прямые границы; увеличение толщин происходит 
быстро; длина от 10 до 70 км; ширина 2–3 км. Наиболее 
длинный, слегка изгибающийся каньоноподобный врез 
с прямыми крутыми бортами протягивается в субши-
ротном направлении на расстояние более 70 км через Зай-
Каратайскую, Южно-ромашкинскую, Абдрахмановскую 
площади. Толщина радаевско-бобриковских отложений 
в этом врезе изменяется от 15 до 35 м. Врез четко трас-
сируется на карте толщин черепетско-кизеловских и чуть 
менее отчетливо на карте толщин радаевско-бобриковских 
отложений. Геологический профиль вкрест вреза с прямы-
ми крутыми бортами (рис. 17) свидетельствует об утон-
чении кизеловско-черепетских отложений на 12–15 м 
(30–40%) по сравнению со смежными участками. В то же 
время, толщина радаевско-бобриковских отложений уве-
личена во врезе на 5–10 м (30–70%) по сравнению со 
смежными участками. Таким образом, поперечный про-
филь заполнения вреза является асимметричным, так же 
как это наблюдается у удлиненных песчаных тел.

Локальные округлые врезы, включающие залежи угля, 
с толщиной радаевско-бобриковских отложений 30 м 
и более распространены на севере ЮТс (сармановская 
и Ташлиярская площади), а также на обширной терри-
тории центральной и западной частях Западного склона 
ЮТс. Далее к западу зона распространения локаль-
ных округлых врезов продолжается на восточный борт 
Мелекесской впадины, т.е. на территорию так называемого 
Билярского поднятия (Муслимов и др., 1999), представ-
ляющего западное окончание турнейской изолированной 
карбонатной платформы.

Локальные округлые врезы хорошо трассируются 
на картах толщин малевско-упинского, черепетского 
и кизеловского горизонтов турнейского яруса. Детальное 
описание локальных округлых врезов, анализ их угленос-
ности и связи с нефтеносностью представлены в работах 
(Гафуров и др., 2000; Хисамов и др., 2009).

Карта песчанистости радаевско-бобриковских от-
ложений подготовлена для купольной части ЮТс и вос-
точной части его Западного склона (рис. 18). Анализ карты 
и ее сравнение с картами толщин радаевско-бобриковских 
отложений, а также с картами толщин черепетско-кизелов-
ского интервала турнейского яруса выявили следующие 
закономерности.

Рис. 16. Геологический профиль, иллюстрирующий изменение 
толщины радаевско-бобриковских отложений удлиненного 
песчаного тела: (А) положение профиля Б–Б’ на карте; (Б) 
профиль скоррелированных скважин. Обозначения: Агк – двой-
ной разностный параметр по кривой гамма-каротажа; Ангк 
– двойной разностный параметр по кривой нейтронного гам-
ма-каротажа; ml+up – отложения малевского и упинского 
горизонтов нерасчлененные; chr – черепетский горизонт; kz 
– кизеловский горизонт; el+rd+bb – отложения елховских сло-
ев, радаевского и бобриковского горизонтов нерасчлененные; 
tl – тульский горизонт
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Территории, покрытые плащеобразными и мозаич-
ными покровами радаевско-бобриковских отложений, 
характеризуются, как правило, пестрым мозаичным рас-
пространением песчаных тел (коэффициент песчанисто-
сти 50–70%) небольших размеров (первые километры). 
В ряде случаев (Алькеевская и Чишминская площади) 
намечается правильная линейная или дугообразная ори-
ентировка некоторых песчаных тел на участках, имеющих 
примерно равную толщину радаевско-бобриковских 
отложений и на карте толщин (рис. 15) образующих 

однородные плащеообразные участки или мозаичные 
покровы. Как показывает карта толщин турнейского 
яруса (рис. 14), карбонатное основание на таких участках 
является достаточно однородным (без врезов).

удлиненные каньоноподобные врезы выполнены 
как песчаным материалом, так и глинистым; иногда в та-
ких врезах наблюдается пространственное чередование 
песчаных и глинистых участков. В частности, наиболее 
длинный, изгибающийся каньоноподобный врез с прямыми 
крутыми бортами, протягивающийся в субширотном на-
правлении в пределах Ново-елховской, Зай-Каратайской, 
Южно-ромашкинской и Западно-Лениногорской площадей, 
в северной части заполнен преимущественно песчаным 
материалом, в центральной части содержит участки пре-
имущественно глинистого состава, в юго-восточной части 
во врезе чередуются песчаные и глинистые участки.

Врез с изогнутыми расплывчатыми границами, протя-
гивающийся в северо-восточном направлении в пределах 
Абдрахмановской, Павловской, Восточно-сулеевской, 
Холмовской площадей и уверенно трассирующийся 
на карте толщин, на карте песчанистости не распознается, 
так как заполнен различными по песчанистости осадками. 
Закономерность этого заполнения требует дополнитель-
ного анализа.

Интересным примером является разветвляющийся 
каньоноподобный врез с прямыми крутыми бортами, про-
тягивающийся в северо-восточном направлении в преде-
лах Альметьевской, Восточно-сулеевской и Алькеевской 
площадей. Этот врез четко выражен на карте толщин 
(увеличение толщины до 25 м на фоне 10–15 м). Карта 
песчанистости показывает, что врез заполнен преиму-
щественно глинистыми породами (коэффициент песча-
нистости 0–20%), и только в северной части вреза доля 
песчаных пород увеличивается до 70%.

Рис. 18. Карта песчанистости радаевско-бобриковских отло-
жений Южно-Татарского свода

Рис. 17. Геологический профиль, иллюстрирующий изменение 
толщины радаевско-бобриковских отложений удлиненного ка-
ньоноподобного вреза: (А) положение профиля А–А’ на карте; 
(Б) профиль скоррелированных скважин. Обозначения: Агк – 
двойной разностный параметр по кривой гамма-каротажа; 
Ангк – двойной разностный параметр по кривой нейтронного 
гамма-каротажа; ml+up – отложения малевского и упинского 
горизонтов нерасчлененные; chr – черепетский горизонт; kz – 
кизеловский горизонт; el+rd+bb – отложения елховских слоев, 
радаевского и бобриковского горизонтов нерасчлененные; tl – 
тульский горизонт
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Анализ рассмотренных карт дает возможность сфор-
мулировать следующие выводы:

– песчаные тела мозаичного облика могут быть не свя-
заны напрямую с врезами и карстовыми процессами; 
они могли быть сформированы течениями (вариант – 
дрейфовые отложения; данный вывод нуждается в до-
полнительной проверке);

– удлиненные каньоноподобные врезы, хорошо прояв-
ляющиеся на картах толщин, однозначно не коррелируют 
с увеличением песчанистости; некоторые из таких врезов 
преимущественно заполнены песчаным материалом, дру-
гие – преимущественно глинистым.

Обсуждение результатов
Три системы осадконакопления в раннем карбоне ЮТС
обобщение новых и опубликованных данных свиде-

тельствует о том, что в раннем карбоне на изолированной 
карбонатной платформе ЮТс существовали три системы 
осадконакопления: карбонатная, торфяная (угленосная) 
и терригенная1. Продолжительность существования 
карбонатной и торфяной систем сопоставима (1,5–2 
млн лет). Накопление осадков в этих системах связано со 
стабилизацией условий бассейна. Карбонатная система 
работала во время стабильного и высокого стояния уровня 
моря (трансгрессивные этапы); с этой системой связано 
накопление преимущественно карбонатных отложений 
турне. Торфяная система работала во время стабильного 
и низкого стояния уровня моря (регрессивные этапы); эта 
система сформировала угленосные «врезовые» разрезы 
радаевско-бобриковских отложений визе. Терригенная 
система осадконакопления работала лишь в кратковремен-
ные трансгрессивные эпизоды повышения уровня моря; 
интенсивные морские течения, возникавшие во время 
этих эпизодов, способствовали сортировке, перемеще-
нию и аккумуляции осадочного материала, поступавшего 
из областей сноса. Так были сформированы «сводовые» 
разрезы радаевско-бобриковских отложений. 

Трансгрессивные этапы и эпизоды составляют 2/10 
продолжительности турнейско-ранневизейской геоло-
гической истории ЮТс. с ними связаны: в турнейском 
веке преимущественно карбонатное осадконакопление 
(Муслимов и др., 1999); в визейском веке перенос, сорти-
ровка, накопление алевритовых и песчаных тел как в кар-
стовых врезах, так и на поверхности свода (Ларочкина, 
2008) (площадные тела, дрейфовые отложения, контро-
лируемые течениями).

Регрессивные этапы составляют 8/10 продолжитель-
ности турнейско-ранневизейской геологической истории 
ЮТс. с ними связаны: карстование карбонатных тел 
турнейского яруса (Муслимов и др., 1999) формирование 
эрозионно-карстового рельефа изолированной карбонат-
ной платформы (Ларочкина, 2008); накопление торфяных 
(угленосных) отложений в карстовых врезах (Гафуров 
и др., 2000; Хисамов и др., 2009); разрушение осадков, 
сформировавшихся на своде и их перенос в прогибы 
ККсП (Хисамов и др., 2010).

Понимание того, что ЮТс в раннем карбоне пред-
ставлял собой изолированную (в том числе от суши) 
карбонатную платформу, является важным, так как меняет 
представления о моделях осадконакопления. К началу 
визейского века на востоке ВеП существовало множество 
изолированных карбонатных платформ, разделенных впа-
динами (Горожанина и др., 2019; Груздев, 2021), и ЮТс 
не был исключением. Карстовая эрозия ЮТс в конце 
турнейского века (косьвинское время) сформировала 
сложный рельеф поверхности, который напрямую влиял 
на последующее накопление визейских угленосных и тер-
ригенных осадков. Впервые необходимость учета палео-
геоморфологии карбонатного основания бассейна осадко-
накопления при типизации разрезов терригенного карбона 
была показана И.А. Ларочкиной и с.Н. Мельниковым 
(1984), которые выделили несколько типов разрезов рада-
евско-бобриковских отложений для территории Западного 
склона ЮТс и восточного борта Мелекесской впадины 
(табл. 1).

Анализ изученных керновых, геофизических, карто-
графических материалов, опубликованных и фондовых 
данных подтвердил, что для территории ЮТс, его склонов 
и восточного борта Мелекесской впадины максимальная 
угленосность, свойственная разрезам врезового типа. 
Толщина таких разрезов, как и самих врезов, может 
находиться в пределах от 5 до 40 м; при этом толщина 
угольных пластов может составлять 2–5, 8–10, 20–30 м 
(табл. 1) (Ларочкина, Мельников, 1984; Ларочкина, 2008; 
Хисамов и др., 2009). В то же время не все врезы или их 
части могут содержать прослои угля (например, рис. 11). 

В разрезах депрессионного типа, выделяемых в преде-
лах ККсП, которая уже была полностью компенсирована 
к началу угленакопления (т.е. перестала существовать 
как система прогибов), встречаются тонкие пласты углей 
толщиною 0,05–0,2 м (Хисамов и др., 2009). Тонкие про-
слои углей (0,05–0,10 м) встречены нами и во многих 
скважинах сводового типа разреза (например, рис. 10).

Таким образом, факты свидетельствуют о том, 
что угленакопление в радаевско-бобриковское время 
было распространено на обширной территории Волго-
уральской области, а не ограничивалось исключительно 
эрозионно-карстовыми врезами турнейской поверхности.

схемы осадконакопления терригенных 
и угленосных отложений

Накопление и сохранение терригенных и торфяных 
(угленосных) отложений различны по продолжительности 
(0,1 млн лет против 1,5–2 млн лет) и связаны с разными 
системами осадконакопления, зависящими от противо-
положных – трансгрессивных и регрессивных – тектоно-
эвстатических этапов. Для этих отложений могут быть 
предложены отдельные, напрямую фациально не связан-
ные между собой схемы осадконакопления.

Cокращенный («сводовый») терригенный тип 
разреза. разрезы этого типа распространены на ЮТс 
(отсюда одно из наименований – «сводовый»), на бор-
тах ЮТс и в пределах восточного борта Мелекесской 
впадины. основными признаками сводовых разрезов 
являются небольшая толщина 5–15 м и сильная био-
турбация (от 30% до 100%) пород. Многочисленные 

1 система накопления доманикоидных фаций в осевых зонах ККсП 
за пределами ЮТс в настоящей статье не рассматривается.
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Табл. 1. Типы разрезов радаевско-бобриковских отложений Западного склона ЮТС и восточного борта Мелекесской впадины по 
(Ларочкина, Мельников, 1984)

 Центральная 
возвышенность 

(плато) 

«Аккумулятивная равнина» 
Западная часть восточного 

борта Мелекесской впадины 
Геоморфология 

Тип разреза Северная Южная Юго-западная 

С
ок

ра
щ

ен
-

ны
й 

толщина, м 0–5 м до 5 м до 5 м – 
тип разреза     
коллекторы 
толщина, м     

уголь     

Ув
ел

ич
ен

-
ны

й 

толщина, м – 5–10 м до 15 м  
тип разреза – песчано-глинистый глинисто-песчаный, 

песчаный 
 

коллекторы 
толщина, м 

– 1–2 пласта 1 пласт  
2–4 м 3–10 м  

уголь – не характерен   

Вр
ез

ов
ы

й 
(л

ок
ал

ьн
о 

мо
щ

ны
й)

 толщина, м от 5 до 40 м до 20 м более 10 м   
Тип разреза глинисто-углисто-

песчаный 
песчано-углуглисто-

глининистый 
песчаный и 

глинисто-песчаный 
  

коллекторы 
толщина, м 

1–4 пласта 3–4 пласта    
10–12 м (до 28 м) маломощные    

уголь: пласты 
толщина, м 

пласты угля до 
половины мощности до 19,4 м нет 

  

8–12 м (до 30 м) 

М
ел

ек
ес

ск
ий

 
(п

ло
щ

ад
но

й 
мо

щ
ны

й)
 

толщина, м    30–40 м 
Тип разреза    углисто-глинисто-песчаный 
коллекторы 
толщина, м 

   5 пластов 
20–25 м (до 40 м) 

уголь: пласты 
толщина, м 

   2–5 пластов 

до 8-10 м 

и разнообразные ихнофоссилии Planolites, Chondrites, 
Teichichnus, Zoophycos, Skolithos и Arenicolites указывают 
на формирование осадков в морских условиях с низкой 
гидродинамикой, ниже базиса штормовых волн, что ха-
рактерно для ихнофации Zoophycos. Морской характер 
пород подтверждается находками замковых брахиопод 
Linoproductus sp. 

Модель осадконакопления радаевско-бобриковских 
терригенных отложений сокращенного («сводово-
го») типа разреза представляется в следующем виде. 
Трансгрессивные эвстатические эпизоды способствовали 
кратковременной ингрессии морского бассейна на эроди-
рованную и закарстованную поверхность изолированной 
карбонатной платформы. Экваториальные и приливно-
отливные течения усиливали друг друга и приводили 
к переработке, сортировке, переносу и накоплению хо-
рошо сортированных алевритовых и песчаных осадков, 
сохранивших разнообразные ихнофоссилии морских 
донных организмов (рис. 19А). Интенсивная биотурбация 
осадков организмами-илоедами приводила к переме-
шиванию песчаных, алевритовых и глинистых слойков, 
что сказалось на нарушении первоначальной сортировки 
материала (рис. 12А, Б; рис. 13А–Д) и, как следствие, 
на ухудшении коллекторских свойств пород (см., напри-
мер, (Данилова, 2008)).

В эрозионных врезах формирование трансгрессивных 
осадков происходило сходным образом (рис. 19Б–Г): 
во время трансгрессии осадки заполняли дно вреза (рис. 
19Б); сохранялись во врезе даже во время регрессии (рис. 
19В); захоронялись в результате осаждения следующей 
порции трансгрессивных осадков (рис. 19Г).

Вопрос о формировании во врезах песчаных тел 
с хорошей сортировкой материала является одним из наи-
более сложных и дискуссионных. Многие исследователи 

связывают формирование врезовых песчаных осадков 
с аллювиальными процессами (Троепольский и др., 1974; 
см. библиографию в этой работе). Критические замечания 
к аллювиальной гипотезе формирования врезовых песча-
ных осадков содержатся в многочисленных публикациях 
И.А. Ларочкиной, аргументация которых обобщена ею 
в работе 2008 г. (Ларочкина, 2008).

На рис. 19Г приведена гипотетическая схема пере-
мещения дрейфовых песчаных осадков (зрелых, хорошо 
сортированных, нередко биотурбированных), сформи-
рованных течениями на сводовой части карбонатной 
платформы, в эрозионно-карстовый врез. сохранение этих 
осадков в карстовом врезе объясняет их локальное рас-
пространение, высокую зрелость и хорошую сортировку. 
очередная морская трансгрессия захороняла песчаные 
отложения в эрозионно-карстовом врезе, перекрывая их 
следующей порцией песчано-алевритового материала 
(рис. 20А). Можно предположить, что терригенные рада-
евско-бобриковские осадки, сформированные в начальные 
фазы морской трансгрессии, могли сохраниться только 
во врезах, ниже пластов каменного угля (рис. 20Б). На ос-
новной территории ЮТс такие отложения отсутствуют.

Увеличенный («врезовый») угленосный тип разреза
разрезы этого типа распространены на Западном 

и северном склонах ЮТс и в пределах восточного бор-
та Мелекесской впадины (Ларочкина, Мельников, 1984; 
Хисамов и др., 2009; Ларочкина, 2008). Выше было рас-
смотрено, каким образом регрессивные эвстатические 
этапы, наиболее длительные в раннекаменноугольной 
истории рассматриваемой территории (рис. 5, 6), при-
водили к сохранению терригенных осадков в карстовых 
врезах и к их эрозии на карбонатной платформе (рис. 
19Б–Г; 20А–Б).
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В результате анализа разрезов скважин установлено, 
что процесс накопления терригенных осадков во врезах 
мог происходить как равномерно, без существенных пере-
рывов (смежные фации имеют постепенные переходы), 
так и дискретно, неравномерно во времени (смежные 
фации резко отличаются друг от друга, например, песча-
ники сменяются аргиллитами или углистыми породами 
(например, рис. 8, 10).

Длительный регрессивный эвстатический этап при-
вел к формированию обильного растительного покрова 
на обширной территории востока Волго-уральской об-
ласти (рис. 20В). Территория торфонакопления включала, 
по-видимому, бόльшую часть турнейской изолированной 
карбонатной платформы, а именно всю территорию ЮТс, 
его склоны и восточный борт Мелекесской впадины, 
а также прилегающие участки бывшей ККсП, завершив-
шей свое существование как системы прогибов в конце 
косьвинского времени.

В эрозионно-карстовых врезах формировались устой-
чивые болотные обстановки (рис. 20В), обеспечившие 
накопления мощных толщ торфа до 200–400 м в течение 
1–2 млн лет. Впоследствии из этой толщи торфа образо-
вались пласты каменного угля толщиною 20–40 м (при 
коэффициенте уплотнения 10:1). 

На прилегающих территориях свода и бывшей ККсП 
(полностью компенсированной) существовали неустой-
чивые обстановки торфонакопления. В этих обстановках 
накопление торфа происходило в короткие промежутки 
времени и часто нарушалось ингрессиями моря, либо 
накопившиеся залежи торфа часто разрушались эро-
зионными процессами. На большей части турнейской 
изолированной карбонатной платформы накопившиеся 
залежи торфа были разрушены эрозионными процессами 
(рис. 21А); несмотря на это, отдельные тонкие прослои 
угля наблюдаются во многих скважинах (рис. 8, 10).

Трансгрессивный тектоно-эвстатический этап в кон-
це бобриковского времени привел к перекрытию торфа 
во врезах трансгрессивными алевро-песчаными осадками 
морской природы (рис. 21Б). Произошло захоронение 
торфа, его уплотнение и преобразование в уголь.

Процесс, рассмотренный выше и проиллюстрирован-
ный схемами, приведенными на рис. 20–21, мог повто-
ряться в некоторой степени циклично, так как в разрезах 
скважин наблюдается чередование угленосных и транс-
грессивных интервалов.

Рис. 19. Схема формирования алевритовых и песчаных осадков в 
момент трансгрессии морского бассейна и их эрозия в момент 
регрессии: (А) сводовые разрезы; (Б–Г) последовательные ста-
дии заполнения осадками развивающихся эрозионных врезов

Рис. 20. Схема формирования терригенных (алевритовых и 
песчаных) и угленосных отложений во врезах: (А) очередная 
порция осадка в момент трансгрессии морского бассейна; 
(Б) эрозия этой порции осадка на приподнятой поверхности 
свода во время регрессии; (В) формирование обильного расти-
тельного покрова и торфообразование на обширной террито-
рии востока Волго-Уральской области; сохранение залежей 
торфа во врезах
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Заключение 
1. Анализ хроностратиграфического каркаса ниж-

некаменноугольных отложений ЮТс оценивает про-
должительность турнейского и начала визейского века 
(до тульского времени) почти в 20 млн лет. При этом 
продолжительность турне с преимущественным карбо-
натным осадконакоплением составляет около 12 млн лет, 
а продолжительность первой половины визейского века 
с накоплением терригенных и угленосных осадков – около 
7 млн лет. 

Короткие трансгрессивные эпизоды, во время которых 
происходило карбонатное (турне) и терригенное (ранний 
визе) осадконакопление, чередовались с более длительны-
ми регрессивными этапами, обусловившими карстование 
турнейской карбонатной платформы, формирование 
сложного эрозионно-карстового рельефа, накопление 
торфяных (угленосных) залежей в карстовых врезах, раз-
рушение осадков на своде и их перенос в ККсП.

2. Накопление и сохранение торфяных (угленосных) 
и терригенных отложений различны по продолжитель-
ности (1,5–2 млн лет против 0,1 млн лет) и связаны с раз-
ными тектоно-эвстатическими этапами – регрессивным 
и трансгрессивным. 

3. Ихнофациальный анализ керна скважин, пробу-
ренных на своде и во врезах, установил четыре ихноком-
плекса, в целом характерных для ихнофации Zoophycos, 
развивающейся в спокойных морских условиях, в хорошо 
сортированных субстратах, ниже базиса штормовых волн, 
при низкой энергии волнений и течений. Ихнокомплекс 
Planolites–Skolithos, более характерный для ихнофации 
Skolithos может быть связан с кратковременной регрес-
сией морского бассейна и/или увеличением привноса 
осадочного материала. 

4. Анализ структурной поверхности турнейского яруса 
показал, что интенсивность карстовых процессов усилива-
лась изолированным характером турнейской карбонатной 
платформы ЮТс и его склонов, располагавшейся на уда-
лении от континентального склона уральского палеооке-
ана и ограниченной по периферии Камско-Кинельской 
системой прогибов.

5. Карты толщин и песчанистости терригенных отло-
жений карбона ЮТс, построенные по ГИс-данным 31000 
скважин с помощью математического метода простран-
ственной интерполяции Natural Neighbor и программного 
продукта ArcGIS Pro, являются новым инструментом ана-
лиза терригенных отложений карбона, сформированных 
как на своде, так и во врезах.

6. Накопление терригенных отложений включает: 
(а) трансгрессивные эвстатические эпизоды – кратковре-
менные ингрессии морского бассейна на эродированную 
поверхность изолированной карбонатной платформы, 
во время которых происходило накопление алевритовых 
и песчаных, хорошо сортированных биотурбированных 
осадков, часто с разнообразными ихнофоссилиями мор-
ских донных организмов; (б) регрессивный тектоно-эв-
статический этап приводил к эрозии отложений на своде; 
и их сохранению – во врезах.

7. Накопление торфяных (угленосных) отложений 
включает: (а) регрессивный эвстатический этап, во время 
которого был сформирован обильный растительный по-
кров на обширной территории востока Волго-уральской 
области и устойчивые болотные обстановки торфонако-
пления в понижениях (врезах) турнейской поверхности; 
(б) трансгрессивный этап – перекрытие торфа во врезах 
трансгрессивными алевро-песчаными осадками морской 
природы; захоронение торфа; его уплотнение и преобра-
зование в уголь. Процесс мог идти в некоторой степени 
циклично, так как в разрезах наблюдается чередование 
угленосных и трансгрессивных интервалов.

8. Предложенные схемы осадконакопления не противо-
речат и дополняют концепции предыдущих исследований, 
согласуются с разработанными картами толщин и пес-
чанистости терригенных отложений карбона, объясняя 
сложное, покровное, мозаичное и удлиненно-вытянутое 
распределение песчаных тел по площади; заполнение 
врезов осадками разных литологических типов.
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Visean terrigenous sediments of the south tatar arch (Volga-Urals oil 
and gas bearing province) – multifacial filling of the karst surface of the 
tournaisian isolated carbonate platform

V.V. Silantiev1*, M.F. Validov1, D.N. Miftakhutdinova1, N.G. Nourgalieva1, E.A. Korolev1, B.G. Ganiev2, 
A.A. Lutfullin2, K.D. Shumatbaev2, R.M. Khabipov2, V.A. Sudakov1, Yu.A. Akhmadullina1, K.A. Golod1, 
A.A. Leontev1, R.R. Shamsiev1, D.A. Nikonorova1, S.S. Krikun1, M.V. Noykin1, E.A. Abdullina1

1 Kazan Federal University, Kazan, Russian Federation
2 Tatneft PJSC, Almetyevsk, Russian Federation
*Corresponding author: Vladimir V. Silantiev, e-mail: Vladimir.Silantiev@kpfu.ru

abstract. The paper presents new thickness and sandiness 
maps of the Visean terrigenous strata (Radayevkian and 
Bobrikian regional stages, Lower Carboniferous) of the South 
Tatar Arch, constructed using the “Natural Neighbour” spatial 
interpolation method in ArcGIS Pro software based on the 
analysis of geophysical survey data for more than 30,000 
boreholes.

The interpretation of the maps in combination with the 
results of sedimentological, ichnotextural and petrophysical 
core studies, supplemented by the analysis of archival and 
published materials, provided an opportunity to update the 
approach to modelling the sedimentation of the terrigenous 
Lower Carboniferous of the South Tatar Arch. The proposed 
sedimentation models of terrigenous and coal-bearing 
sediments take into account the chronostratigraphic data, the 
karstification of isolated carbonate platforms, the sediment 
accumulation rates and the ichnotextural characteristics of 
the sediments. It is concluded that the accumulation and 
preservation of terrigenous and peat (coal-bearing) sediments 
differ in duration (0.1 million years vs. 1.5–2 million years) 
and are consequently associated with transgressive and 
regressive phases.

The accumulation of terrigenous sediments includes: 
(a) transgressive eustatic episodes – short-term incursions 
of a marine basin onto the eroded surface of an isolated 
carbonate platform, during which silty and sandy, well-
sorted bioturbated sediments were accumulated, often with a 
variety of ichnofossils of marine benthic organisms; (b) the 
regressive eustatic phase resulted in the predominant erosion 
of sediments on the arch; whereas sediments in the incisions 
were largely preserved.

The accumulation of peat (coal-bearing) deposits includes 
(a) the regressive eustatic phase, during which the vast area of 
the eastern Volga-Urals region was covered with flourishing 
vegetation and stable swamp environments were forming in 
the incisions of the Tournaisian surface; (b) the transgressive 
phase – the peat was overlaid and buried by transgressive marine 
silt-sand sediments; then it was compacted and transformed into 
coal. The alternation of coal-bearing and transgressive intervals 
indicates the cyclicity of these processes.

The proposed sedimentation models extend the concepts 
of previous studies and are consistent with the developed 
maps of thickness and sandiness of the Lower Carboniferous 
terrigenous sediments, explaining the complex, covering and 
mosaic distribution of sand bodies over the area, as well as the 
filling of incisions with sediments of different lithological types.

Keywords: sedimentation, terrigenous Carboniferous, 
Bobrikian regional stage, incisions, Volga-Urals, oil-bearing, 
reservoir rocks
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Нефтегазоматеринские породы ранне-среднеюрского 
возраста центральной части Западной Сибири и их вклад 

в формирование нефтегазоносности юрско-мелового 
комплекса

Д.Ю. Калачева*, И.А. Санникова, Н.В. Морозов
ООО «Газпромнефть НТЦ», Санкт-Петербург, Россия

В настоящей работе на основе комплексного геохимического изучения каменного материала и флюидов 
доказано, что углесодержащие отложения нижне- и среднеюрского комплекса Западной сибири на южных 
окраинах Ханты-Мансийского и Ямало-Ненецкого автономных округов могут генерировать жидкие углеводо-
роды. установлено, что нефтегенерационный потенциал углесодержащих отложений зависит от палеогеогра-
фических условий захоронения исходного органического вещества, обогащенности пород мацералами группы 
липтинита. Комплекс исследований включал в себя пиролитический анализ углей, углистых аргиллитов пород 
нижней и средней юры, изучение мацерального состава и измерение показателей отражательной способности, 
выделение экстрактов с последующим определением углеводородного и изотопного состава, а также изучение 
состава нефтей района работ, отобранных как в пределах юрского, так и мелового комплексов. Территория 
исследования охватывает ряд месторождений, приуроченных к Фроловской мегавпадине и Южно-Надымской 
мегамоноклизе. результатом работ стало выделение и обоснование значимых геохимических характеристик 
дополнительного источника углеводородов – углей и углистых аргиллитов нижней и средней юры, ранее не до-
казанного в периметре работ, вклад которого в формирование нефтегазоносности подтвержден по фактической 
корреляции углеводородных, изотопных характеристик флюидов и сингенетичных битумоидов (экстрактов), из-
влеченных из углесодержащих нефтегазоматеринских пород. Для генетической типизации битумоидов и нефтей 
применялся кластерный анализ и метод главных компонент. Выводы, полученные по данным геохимических 
исследований, позволяют говорить о возможной перспективности нижне- и среднеюрских отложений с точки 
зрения обнаружения скоплений углеводородов.

Ключевые слова: нижняя юра, средняя юра, уголь, мацерал, органическое вещество, Западная сибирь, 
липтинит, нефтегазоматеринские породы, пиролиз, кинетические исследования, углеводороды, битумоид, па-
леогеография, болото, углеводородная система, миграция, баженовская свита
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Введение
основной нефтегазоматеринской породой (НГМП) 

на территории Западно-сибирского нефтегазоносного 
бассейна, с которой генетически связано более 80% общей 
массы геологических ресурсов нефти Западной сибири, 
принято считать верхнеюрские высокоуглеродистые от-
ложения баженовской свиты (Конторович и др., 1999; 
Прищепа и др., 2014). Вклад органического вещества (оВ) 
НГМП баженовской свиты в формирование нефтегазо-
носности юрского и мелового комплексов подтвержден 
в многочисленных работах как по результатам моделиро-
вания углеводородных систем (Morozov et al., 2016 и др.), 
так и по результатам прямой корреляции биомаркерных 
характеристик нефтей и сингенетичных битумоидов, 

извлеченных из баженовской НГМП (Морозов и др., 2019; 
Гончаров и др., 2010; Фомин и др., 2011; Конторович 
и др., 1994). Помимо баженовской, нефтепроизводящими 
породами также могут являться аргиллиты нижнеюрской 
тогурской свиты, тип оВ которой меняется в широких 
пределах: преобладает оВ II и III типов, их смесь в раз-
личных соотношениях (Конторович и др., 1998 и др.). I тип 
оВ тогурской НГМП встречается значительно реже. стоит 
отметить сравнительно невысокую степень изученности 
НГМП тогурской свиты методами геохимии по сравнению 
с баженовской НГМП на лицензионных участках (Лу), 
входящих в периметр работ. 

В настоящей работе по результатам проведенных гео-
химических исследований подробно изучен еще один тип 
НГМП, способный генерировать жидкие углеводороды 
(уВ) – угли, углистые аргиллиты нижне- и среднеюрского 
комплекса, обогащенные мацералами группы липтинита. 
На текущий момент углесодержащие НГМП нижней 
и средней юры учитываются при построении модели 
углеводородных систем в ооо «Газпромнефть НТЦ» 
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с целью выполнения количественного прогноза процессов 
генерации, миграции и аккумуляции уВ.

основываясь на мировом опыте изучения углесодер-
жащих НГМП, имеются свидетельства генерации жидких 
уВ углистыми НГМП и углями разного стратиграфическо-
го возраста в различных осадочных бассейнах по всему 
миру. Источником большинства известных крупных 
скоплений жидких уВ, полученных из углесодержащих 
НГМП, являются кайнозойские угли. Известные при-
меры включают бассейн Таранаки (Новая Зеландия) 
(Killops et al., 1994), бассейн Кутей (Индонезия), бассейн 
Гиппсленд (Австралия) (Wilkins, George, 2002). Также 
известно о нефтяных скоплениях, генетически связанных 
с углесодержащими НГМП пермского и юрского резерву-
аров, однако, как правило, такие скопления представляют 
собой незначительные количества нефти по сравнению 
с количеством жидких уВ, сгенерированным кайнозой-
скими углесодержащими НГМП. 

В бассейне Купера (Австралия) подтверждены перм-
ские угольные нефти. сообщалось также и о юрских угле-
содержащих НГМП, из которых образовались жидкие уВ 
в датском секторе северного моря (Petersen, Hertle, 2018) 
и бассейне Турфан-Харми (Китай) (Cheng et al., 1997). 
В целом предполагается, что способность угленосных 
толщ генерировать жидкие уВ возрастает от каменно-
угольного периода к кайнозойской эре, что, вероятно, 
связано с эволюцией более сложных и разнообразных 
наземных растений в течение геологического времени. 
Кроме того, на генерационный потенциал углей влияет 
среда осадконакопления, что продемонстрировано в на-
стоящей работе.

основной целью геохимических исследований яв-
лялась проверка концепции по вкладу в формирование 
нефтегазоносности на территории исследования углесо-
держащих НГМП средне- и нижнеюрского комплексов 
(помимо баженовской свиты) и определение геохимиче-
ских характеристик данного типа НГМП. Комплексное 
изучение мацерального состава оВ углесодержащих 
нижне-среднеюрских отложений Западной сибири, пиро-
литических характеристик, определение среды осадкона-
копления позволили выявить взаимосвязь между составом 
оВ и палеогеографическими обстановками, на основании 
этого провести площадное распространение параметров 
НГМП и использовать эти данные при построении мо-
дели углеводородных систем. Корреляция по комплексу 
биомаркерных, изотопных характеристик сингенетичных 
битумоидов, извлеченных из углесодержащих НГМП 
нижней и средней юры, и нефтей, полученных из юрских 
коллекторов, позволила локализовать зоны фактического 
вклада вышеуказанных НГМП в формирование угле-
водородных скоплений. По результатам проведенных 
исследований детализирована концепция формирования 
нефтегазоносности юрского комплекса, определены 
геохимические характеристики углесодержащих НГМП 
нижней и средней юры (тип оВ, генерационный потен-
циал, мацеральный состав, степень преобразованности, 
кинетический спектр). Полученные данные в комплексе 
использовались при построении модели углеводородных 
систем.

Материалы и методы
Информационной основой для проведения работ 

являлись результаты геохимического изучения камен-
ного материала и углеводородных флюидов. Изучена 
коллекция пород ранне-среднеюрского возраста (пиролиз 
до экстракции – 527 обр., пиролиз после экстракции – 
310 обр., углепетрография – 50 обр., однокомпонентные 
кинетические спектры – 38 обр.), отобранных в пределах 
Фроловской мегавпадины (юг Ханты-Мансийского авто-
номного округа (ХМАо)) и Южно-Надымской мегамоно-
клизы (юг Ямало-Ненецкого автономного округа (ЯНАо)) 
на 20 разведочных площадях в 37 скважинах (рис. 1). 
Дополнительно было выполнено определение группового 
состава, хромато-масс-спектрометрия и определение изо-
топного состава углерода насыщенных и ароматических 
фракций битумоидов отложений нижнесреднеюрского 
комплекса. оВ и его «геохимический облик» для дока-
занной нефтегазоматеринской толщи баженовской свиты 
в анализируемом регионе изучены достаточно широко, 
в т.ч. и научным коллективом ооо «Газпромнефть НТЦ» 
(Morozov et al., 2016; Морозов и др., 2019). Кроме этого, 
были изучены 52 пробы нефтей в широком стратиграфи-
ческом интервале (от пластов нижнего мела до пластов 
нижней юры) из 45 скважин.

Пиролитические исследования до экстракции вы-
полнялись на приборе Rock-Eval 6 в режиме анализа 

Рис. 1. Фрагмент тектонической схемы Западно-Сибирского 
бассейна, виды исследований в скважинах региона исследова-
ния на основе (Шпильман и др., 1998)
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Reservoir. Данный режим подразумевает детектирование 
пиков S2a и s2b за счёт снижения температуры старта на-
грева образца от 300 °с до 180 °с. Использование данного 
режима особенно актуально при изучении НГМП с вы-
сокой степенью битуминизации. режим Reservoir также 
позволяет получить истинные параметры керогена (пик 
s2b). Тем не менее, при использовании данного режима 
проблематичным остаётся изучение пород, содержащих 
более 30% асфальтенов и кислых смол от общей массы уВ 
в породе. объект исследования в настоящей работе – угли 
и углистые аргиллиты нижней и средней юры – заведо-
мо обладает повышенным содержанием оВ и способен 
сорбировать керогеном в т.ч. и смолисто-асфальтеновые 
углеводородные компоненты. основным решением дан-
ной проблемы является использование пиролитических 
измерений до и после экстракции органическими раство-
рителями. Пиролиз образцов после хлороформной экс-
тракции проводился по стандартной программе пиролиза 
Bulk Rock. 

Углепетрографические методы исследования вклю-
чали микроскопическое изучение образцов пород, про-
ведение мацерального анализа и определение показателя 
отражения витринита. Микроскопические исследования 
углей в проходящем и отраженном свете выполнялись 
на установке QD1302 (Craic Technologies). Измерения 
отражательной способности витринита (RV,%) произ-
водились согласно ГосТ 12113-94 и ISO 7404-5 в масле 
с объективом х50 и эталонами Spinel (RV – 0,426%) 
и Yttrium-Aluminium (RV – 0,905%). Кроме того, для огра-
ниченного числа образцов (5 обр.) были рассчитаны 
углепетрографические коэффициенты: индекс гелефика-
ции (GI – Gelification Index), индекс сохранности тканей 
(TPI – Tissue Preservation Index) (Diessel, 1992; Singh, 
Singh, 2000; Singh, 2016), индекс грунтовых вод (GWI – 
Groundwater Index) и индекс древесности (VI – Vegetation 
Index) (Calder et al., 1991; Suárez-Ruiz et al., 2012). Индекс 
сохранности тканей (TPI) количественно определяет сте-
пень гумификации, которой подвергаются мацералы-пред-
шественники оВ, и долю древесного вещества, вносящего 
вклад в общую массу оВ (рис. 2). Индекс гелефикации 
(GI) определяет степень постоянства влажных или засуш-
ливых условий. Индекс грунтовых вод (GWI) указывает 
на источник воды в водоёме седиментации углистого 
оВ и его pH, а индекс древесности (VI) соответствует 
отношению между мацералами растительности лесного 
происхождения и оВ травянистых и водных растений.

Интерпретация этих коэффициентов в дальнейшем 
сопоставлялась с региональными палеогеографическими 

схемами обстановок осадконакопления для пластов Ю2–
Ю11 (Конторович и др., 2013; Atlas of Paleotectonic…, 
1995).

с помощью специализированного пиролитического 
оборудования на основе рабочей станции HAWK осущест-
влялось определение кинетических параметров оВ потен-
циальных НГМП посредством программируемого нагрева 
исследуемого образца. суть кинетического метода заклю-
чается в нагреве серии от 3 до 5 навесок одного и того же 
образца с разными скоростями повышения температуры 
пиролиза в инертной среде. Для калибровки и тестирова-
ния оборудования используются длительные временные 
схемы нагрева в 1 °с/мин, 2 °с/мин, а также 5 °с/мин, 
10 °с/мин и 30 °с/мин от 300 до 650 °с. Полученные ре-
зультаты открытого пиролиза обрабатываются с помощью 
специального По «Kinetics2015». Конечным результатом 
обработки являются кинетические спектры образования 
углеводородов из керогена. Для определения кинетиче-
ских параметров нефтеобразования оВ пород выбирались 
образцы с высоким содержанием оВ (Тос – Total Organic 
Carbon content) и высоким нефтегенерационным потенци-
алом на самой начальной стадии нефтегазообразования 
(Tmax менее 430–440 °с или ro менее 0,5–0,6%). 

определение содержания битумоида в породе вы-
полнялось методом горячей экстракции хлороформом 
в аппаратах сокслета. состав битумоида и проб нефтей 
изучался методом хромато-масс-спектрометрии, кото-
рая проводилась на масс-спектрометре GC-MS фирмы 
Аджилент. Для тщательного и предсказуемого деления уВ 
смеси на индивидуальные уВ с последующей идентифи-
кацией их на масс-спектометре использовалось хромато-
графическое деление на сорбирующих микрокапиллярных 
колонках с использованием прецизионного хроматографа. 
условия хроматографического интерфейса: газ-носитель – 
гелий, капиллярная кварцевая колонка 5MS – 30 м длина, 
0,25 мм (внутренний диаметр) с 25 μm слоем фазы DB-5. 
скорость программирования температуры термостата 
колонок 8–4–3 °с/мин, начальная температура 60 °с, 
конечная – 300 °с, время программирования – 63 мин, 
при изотермическом режиме 300 °с – 10 мин. условия 
масс-спектрометрического анализа: электронная иони-
зация 70 еV (EI), диапазон масс 50–800 AMU, скорость 
сканирования – до 2000 AMU/сек, температура ионного 
источника 250 °с. Компьютерная обработка полученных 
результатов проводилась в системах Аджилент и X-Calibur 
с записью ионов полным ионным током TIC. 

Изотопный анализ углерода (Ису) групп (масел, 
бензольных смол, спиртобензольных смол и асфальтенов) 

Рис. 2. Формулы расчета углепетрографических коэффициентов (Diessel, 1992; Singh, Singh, 2000; Singh, 2016; Calder et al., 1991; 
Suárez-Ruiz et al., 2012)
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и углеводородных фракций (насыщенной и ароматиче-
ской) битумоидов проводился на комплексе оборудова-
ния для анализа стабильных изотопов легких элементов 
Delta V Advantage (Бремен, Германия). Проба сжигалась 
в окислительно-восстановительном реакторе элемент-
ного анализатора при температуре 1000 °с. В качестве 
окислителя выступал оксид хрома, восстановителя – 
восстановленная медь, катализатора – посеребренный 
оксид кобальта. Измерялся изотопный состав углерода 
(δ13с), полученного в результате сжигания углекислого 
газа. Точность измерений контролировалась по междуна-
родному стандарту NBS-22. Изотопные значения указаны 
в ‰ относительно VPDB.

Физико-химические свойства нефтей, такие как плот-
ность, содержание серы, парафинов, вязкость кинематиче-
ская и динамическая, в рамках работ отдельно не измеря-
лись, а были взяты из сводных баз PVT-свойств флюидов 
недропользователя для скважин, в которых проводились 
геохимические исследования флюидов.

результаты и обсуждение
геохимическая характеристика углистых 

нефтегазоматеринских пород – дополнительных 
источников нефтей Западной Сибири

По результатам пиролитических исследований со-
держание органического углерода (Тос) в потенциально 
нефтематеринских породах нижней и средней юры коле-
блется от 1,12 до 88,16%. стоит отметить, что породы, со-
ответствующие по литологическому описанию углистым 
аргиллитам, характеризуются диапазоном изменения Тос 
от 1,12 до 38,83%, а в образцах углей содержание TOC 
варьировало от 53,44 до 86,59%.

Типы органического вещества определялись не только 
геохимическими, но и углепетрографическими методами. 
обобщая результаты проведенных микроскопических 
и пиролитических исследований, можно сказать, что оВ 
изученного комплекса представлено двумя типами: III 
преимущественно газопроизводящим типом оВ и II–III 
преимущественно нефтегазопроизводящим типом оВ.

Органическое вещество III типа представлено в ос-
новной массе витринитом (Vt 65–83%), в т.ч. коллотелини-
том с отдельными слойками гелинита. Мацераллы группы 
липтинита в данном типе оВ отличаются незначительным 
содержанием (L 3–10%) и представлены липтодетрини-
том, эксудатинитом и резинитом (рис. 3). 

согласно же пиролитическим исследованиям, образ-
цы с III типом оВ, представленные преимущественно 
аргиллитами и углистыми аргиллитами, характеризуются 
средним остаточным генерационным потенциалом около 
192 мг уВ/г TOC (водородный индекс (HI) исходный ≈ 275 
мг уВ/г TOC). оценка исходного водородного индекса 
выполнялась графическим методом на модифицирован-
ной диаграмме Ван-Кревелена с учетом генерационного 
потенциала образцов углей с минимальной степенью 
зрелости, а также с учетом визуального тренда сниже-
ния водородного индекса для образцов с данным типом 
оВ с ростом параметра зрелости Тmах пиролиза (рис. 4). 
Модальное значение катагенетического TOC в данной 
группе образцов составляет 7,5% (TOC исходный ≈ 10%). 
Для восстановления исходных значений TOC к началу 
катагенеза, т.е. к началу генерации уВ, использованы 

Рис. 3. Фото мацерального состава ОВ углистых прослоев 
нижней и средней юры скважин южной части ХМАО и ЯНАО 

Рис. 4. Типы ОВ углистых прослоев нижней и средней юры 
скважин южной части ХМАО и ЯНАО на модифицированной 
диаграмме Ван-Кревелена
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пересчетные коэффициенты, учитывающие концентрацию 
и гумусовый тип оВ, а также градации катагенеза, кото-
рых достигли нефтематеринские прослои углей и угли-
стых аргиллитов (Неручев, 1998). Также все исследуемые 
образцы отличаются низкими величинами кислородного 
индекса (OI) – не более 10 мг со2/г TOC, что косвенно 
указывает на преобладание восстановительных обста-
новок (вероятно, болот) при накоплении исследуемого 
гумусового вещества. 

однокомпонентные кинетические спектры оВ с III 
типом керогена (при фиксированном частотном факторе 
A = 1014 с-1) характеризуются широким диапазоном из-
менения энергий активации (еа от 54 до 62 ккал/моль) 
(рис. 5). Вероятно, широкое распределение энергии акти-
вации в кинетическом спектре для оВ с малой степенью 
зрелости (Ro до 0,65–0,7%) свидетельствует о замедлен-
ных реакциях трансформации оВ. Энергия активации 
максимального выхода уВ соответствует 54–56 ккал/моль, 
а доля выхода уВ не превышает 40% на данных энергиях.

Также отмечается связь установленного типа оВ 
с обстановками осадконакопления по результатам расчета 
углепетрографических коэффициентов. образцы углей 
и углистых аргиллитов с III типом оВ отличаются пони-
женными значениями индекса GWI – менее 1, что указыва-
ет на исходные обстановки осадконакопления в верховых 
болотах (bog), источником вод для которых служили лишь 
атмосферные осадки, что обуславливало низкое содержа-
ние питательных веществ и кислый pH (рис. 6).

Органическое вещество II–III типа по результа-
там микроскопических исследований отличается более 
высоким содержанием мацераллов группы липтинита 
(L 7–20%), богатых водородом и представленных резини-
том (иногда в виде очень крупных включений), кутинитом, 
липтодетринитом (рис. 3). 

Литологически образцы с установленным II–III типом 
оВ представлены, в основном, углями и углистыми ар-
гиллитами. По результатам пиролиза средний остаточный 
потенциал данных отложений составляет 286 мг уВ/г 
TOC (HI исходный ≈ 450 мг уВ/г TOC), а модальное 

содержание оВ в образцах – 16,5% (TOC исходный ≈ 20%) 
(рис. 4). 

однокомпонентные кинетические спектры оВ с II–III 
типом керогена (при фиксированном частотном факторе 
A = 1014 с-1) также несколько отличаются от кинетического 
спектра оВ III типа. Здесь отмечается более узкий диа-
пазон выхода уВ – энергии активации (еа) варьируют 
от 46 до 65 ккал/моль. Энергия активации максималь-
ного выхода уВ так же, как и в III типе, соответствует 
54–55 ккал/моль, а вот доля выхода уВ достигает 55–60% 
на данных энергиях (рис. 5). Вероятно, такой тип оВ легче 
трансформируется в уВ, чем оВ III типа при одинаковых 
геотермических условиях. 

согласно углепетрографическим коэффициентам, 
для образцов углей со II–III типом оВ индекс GWI более 
1 – данные отложения накапливались в низинных болотах, 
питаемых не только атмосферными осадками, но и грунто-
выми и поверхностными водами со средним содержанием 
питательных веществ и средним pH (swamp на рис. 6). 

опираясь на результаты расчета углепетрографических 
коэффициентов предположена связь типов оВ с различны-
ми болотистыми обстановками. На основе данной пред-
полагаемой связи проведен анализ частоты встречаемости 
образцов с оВ II–III и III типов как в разрезе (в каждом 
из пластов), так и по площади (на базе региональных па-
леогеографических схем для различных периодов юрского 
возраста). Анализ выполнялся по результатам пиролиза 
после экстракции пород нижней и средней юры скважин 
с 10 лицензионных участков (рис. 7, 8). 

оценивая тренд изменения доли нефтегазопроизво-
дящего II–III типа оВ пород в разрезе, можно отметить 
увеличение этой доли вверх по разрезу от пластов Ю11 
до пласта Ю2 (для Лу 5 и Лу 8), что, в целом, не противо-
речит региональной трансгрессии на территории Западной 
сибири в среднеюрскую эпоху (рис. 7). На рис. 8 пред-
ставлена палеогеографическая схема для позднебатского 
времени, на которой отображены доли оВ II–III и III 
типов оВ для скважин десяти лицензионных участков 
в интервале пластов Ю2–Ю4. Видно, что и по площади 

Рис. 5. Однокомпонентные кинетические спектры деструкции ОВ различных типов
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с увеличением палеоглубины моря возрастает доля не-
фтепроизводящего оВ II–III типа. В обстановках при-
брежной равнины на юге ХМАо оВ углистых НГМП 
нижней и средней юры, как правило, представлено III 
газопроизводящим типом, и лишь в мелководной области 
появляются предпосылки для накопления оВ II–III типа. 

Так, доля оВ II–III (нефтепроизводящего) типа 
в среднетюменской подсвите (пласты Ю5–Ю6) не превы-
шает 53% в пределах Лу 5. В нижнетюменской подсвите 
уже преобладает оВ III типа – его содержание в пластах 
Ю7–Ю9 достигает 67%. В пластах нижнеюрского возрас-
та (Ю10–Ю11) доля нефтепроизводящего оВ составляет 
преимущественно 20%, реже достигая 38% в наиболее 
погруженных зонах. На площадях южной части ЯНАо 
(Лу 6, 8) II–III тип керогена распространен достаточно 

широко во всем разрезе нижней и средней юры, что отли-
чает эту территорию повышенным нефтегенерационным 
потенциалом углистого вещества.

Методом пиролитического анализа установлено, 
что зрелость всех исследованных углей и углистых 
аргиллитов нижней и средней юры находится в интер-
вале 426–468 °с по Тmах пиролиза (рис. 4) и в среднем 
составляет 445 °с (по результатам углепетрографии Ro 
варьирует от 0,5 до 1,14% – высокие значения характерны 
для разрезов в пределах Верхнесалымского мегавала). 
отдельно стоит подчеркнуть, что зрелость оВ углистых 
прослоев в северной части региона исследования (юг 
ЯНАо) существенно выше, чем зрелость углистых НГМП 
на территории южной части ХМАо.

Рис. 6. Обстановки осадконакопления и типы болот для ОВ II–III и III типа углистых НГМП нижней и средней юры центральной части 
Западной Сибири на основе углепетрографических коэффициентов TPI, GI, VI, GWI (https://ru.pinterest.com/pin/404338872795801779/)

Рис. 7. Частота встречаемости образцов со II–III и III типами ОВ в изученных разрезах юрских отложений по пластам (располо-
жение ЛУ см. на рис. 8)
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углеводородный состав битумоидов пород нижней 
и средней юры определен для 33 экстрактов. содержание 
хлороформенных битумоидов составляет от 0,29 до 3,24%. 
сингенетичность выделенных экстрактов определялась 
по диаграмме успенского – Вассоевича – использовалась 
граничная отсечка с коэффициентом битуминозности (β) 
менее 20. В групповом составе экстрактов доля асфаль-
тенов составляет от 17 до 49% (ср. 31%), а доля смол 
варьирует от 13 до 30% (ср. 20%). 

Для уточнения генезиса выделенных экстрактов 
и определения их «геохимического облика» рассчитаны 
и проанализированы биомаркерные коэффициенты насы-
щенной и ароматической фракций. согласно диаграмме 
Кеннона-Кассоу, выделенные экстракты образцов со 
II–III и III типом оВ группируются в зоне слабо-восста-
новительных озерно-болотных / прибрежных обстановок 
седиментации (рис. 9А). отношение пристана к фитану 
(Pr/Ph) у сингенетичных экстрактов пород с OВ II–III и III 
типов варьирует от 1,5 до 4, а отношение концентраций 
стеранов с29/с27 изменяется в диапазоне от 2,2 до 5,4. 
Анализ биомаркерных коэффициентов ароматической 
фракции битумоидов также указывает на озерные, либо 
дельтовые обстановки, бедные серой (рис. 9Б). Таким 
образом, анализ биомаркерных коэффициентов подтверж-
дает континентальную природу оВ.

Гумусовый облик оВ углистых НГМП подтверж-
дается и пониженным отношением трициклических 
и тетрациклических терпанов (t23/t24 от 0,03 до 0,4), сте-
ранов и пентациклических терпанов (STER/PENT от 0,05 

до 0,34), а также трициклановым индексом (Its) больше 
1 (Its = 2*(Σхейлантанов с19-с20)/ Σхейлантанов C23-C26) 
(Конторович и др., 1999). Значения δ13с в насыщенной 
фракции масел сингенетичных экстрактов углистых 
НГМП нижней и средней юры изменяются от –30,95 
до –26,93‰, а в ароматической фракции – от –27,58 
до –24,87‰ (рис. 10).

Тем не менее, стоит отметить, что по результатам био-
маркерного анализа и определения изотопного состава 
углерода не выявлено группы параметров или коэффи-
циентов, по которым можно было бы уверенно разделить 
«геохимический облик» углеводородов, генерированных 
углистым оВ II–III и III типов (рис. 11А). Наблюдается 
лишь повышенная зрелость битумоидов, генерирован-
ных углистым оВ II–III типа по сравнению с III типом 
на близких глубинах, что обусловлено повышенной ско-
ростью трансформации оВ II–III типа и другой кинети-
ческой схемой (рис. 11Б). однако и такое едва уловимое 
расхождение отмечается лишь по параметрам зрелости 
NOR/HOP и Ro (MPI-1), а по другим параметрам зрело-
сти (Ts/Tm, 4-MDBT/1-MDBT и др.) различия уверенно 
не фиксируются. 

Дифференциация состава и свойств флюидов 
юрского и мелового комплекса – генетические связи 
с нефтегазоматеринскими толщами

Большая часть битумоидов в собранной по южной 
части ЯНАо коллекции была изучена из предполагаемых 
углесодержащих пород нижней и средней юры в широком 
стратиграфическом диапазоне: от пласта Ю2 до Ю8, охват 
разреза нефтями несколько меньше: начиная от пласта 
ПК11 и заканчивая пластом Ю4. Важно отметить, что флю-
иды из меловых отложений были включены в выборку 
с целью определения характеристик нефтей, которые 
генетически связаны только с оВ баженовской НГМП 
(справедливо в случае отсутствия на территории работ 
проводящих разломов, по которым могла происходить 
миграция уВ из юрских отложений в вышележащие, 
в другом же случае баженовская свита служит флюидоупо-
ром, поэтому уВ, генерируемые НГМП нижней и средней 
юры, аккумулируются только в юрском комплексе). 

сначала рассмотрим дифференциацию параметров 
нефтей мелового комплекса, баженовской свиты (пласт 
Ю0), а также верхнеюрского комплекса (группа пластов 
Ю1) по комплексу критериев: физико-химический состав 
(плотность, содержание серы, парафинов, вязкость), со-
став углеводородов-биомаркеров, а также изотопный со-
став углерода фракций нефтей, поскольку именно разница 
в составе флюидов послужила началом работ по поиску 
дополнительных генетических источников уВ помимо 
баженовской НГМП.

Выборка нефтей с имеющимися физико-химическими 
характеристиками составила 45 проб, из них 5 проб ото-
брано из баженовской свиты (Ю0), 15 проб – из юрских 
отложений (пласты Ю1–Ю4), остальные 25 проб – из пла-
стов мелового комплекса. Для разделения полученного 
массива данных на группы был проведен кластерный 
анализ, алгоритм объединения данных в кластер – метод 
уорда, мерой сходства объектов служило евклидово 
расстояние. По результатам кластерного анализа все 

Рис. 8. Доли распределения II–III и III типов ОВ в пластах Ю2-4 
на палеогеографической схеме Западной Сибири для поздне-
батского времени J2bt (Atlas of Paleotectonic…, 1995)
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изученные нефти по физико-химическим параметрам 
разделились на 3 группы:

• группа I: нефти с пониженным содержанием серы 
(S < 0,1 %), легкие по плотности (p < 0,79 г/см3), 
с повышенным содержанием парафинов (более 3%, 
достигая 8%);

• группа II: нефти с повышенным содержанием серы 
S > 0,3%, с низким содержанием парафинов (менее 
3%, составляя, в среднем, 2,5%), с плотностью 0,84 
г/см3 и выше;

• группа III: нефти с промежуточными значениями 
(относительно I и II группы) физико-химических 
свойств.

различия в физико-химических свойствах нефтей 
южной части ЯНАо, вероятно, связаны с различными 
генетическими источниками для каждой из выделенных 

групп. Так, в первую группу попадают флюиды, пре-
имущественно полученные из пластов Ю2 и ниже, вто-
рая группа объединяет флюиды из пластов группы Ю1, 
а в третью группу попадают образцы, полученные из ба-
женовской свиты и меловых пластов. Для примера рас-
смотрим дифференциацию биомаркерных коэффициентов 
по нефтям каждой из выделенных групп, основанных 
на соотношениях алкановых, стерановых, тритерпановых, 
ароматических уВ: Pr/Ph, изопреноидный коэффициент 
Ki, соотношение стеранов с27/с29, трициклановый ин-
декс Its, соотношение тритерпанов t19/t23, соотношение 
метилдибензотиофенов 4-MDBT/1-MDBT, стерановый 
и метилфенантреновый показатель зрелости с29ββ/(αα + 
ββ), Rо (MPI 1). На рис. 12 показана звездчатая диаграмма 
дифференциации нефтей по выделенным показателям. 
стоит отметить, что рассмотренные нефти не отобраны 
в разрезе одной скважины, а получены с близлежащих 
месторождений, входящих в периметр одного проекта, 
в рамках которого реализовалась локальная модель угле-
водородных систем.

На примере нефтей юрского и мелового комплекса 
на рис. 12 по распределению уВ-биомаркеров, характери-
зующих условия захоронения и тип исходного оВ, видно, 
что флюиды имеют различный генезис: нефти неоком-
ского комплекса (пласт БП16) имеют аналогичный облик 
нефти, полученной непосредственно из баженовской сви-
ты (пласт Ю0). Биомаркерные характеристики являются 
типичными для уВ, генетически связанных с оВ баженов-
ской свиты и были неоднократно рассмотрены в работах 
А.Э. Конторовича, И.В. Гончарова и др. (Конторович и др., 
1994; Гончаров и др., 2012). Нефти юрских пластов (Ю1–1, 
Ю2) генетически связаны с другим источником: исходное 
оВ содержало в своем составе значительную долю гу-
мусовой составляющей, о чем свидетельствуют высокие 
значения трицикланового индекса (Its > 1) в совокупности 

Рис. 10. Изотопный состав углерода насыщенной и арома-
тической фракций битумоидов углистых пород с II–III (синие 
треугольники) и III (зеленые треугольники) типами ОВ

Рис. 9. Обстановки осадконакопления ОВ II–III (синие треугольники) и III типов (зеленые треугольники) углистых НГМТ нижней 
и средней юры центральной части Западной Сибири на: А – диаграмме Кеннона-Кассоу, Б – диаграмме зависимости отношений 
дибензотиофена к фенантрену от пристана к фитану 

а                  Б
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Рис. 13. Изотопный состав углерода фракций нефтей юрского 
и мелового комплекса

с повышенными соотношением Pr/Ph, превалирующим 
относительным содержанием стерана с29. По зрелости 
флюидов не наблюдается значительной вариации между 
нефтями юрского и мелового комплекса.

На рис. 13 представлена диаграмма изменения Ису 
фракций нефтей. По изменению Ису видна дифференциа-
ция флюидов, отобранных из различных пластов: для неф-
тей пластов Ю1–1, Ю2 наблюдается значительное утяже-
ление Ису для всех фракций по сравнению с нефтями 
из баженовской свиты, пласта БП16, что свидетельствует 
о разных генетических источниках (аналогичные законо-
мерности получены при рассмотрении уВ-биомаркеров). 

Затем изученная выборка нефтей была сопоставлена 
с биомаркерными характеристиками битумоидов, из-
влеченных из углей, углистых аргиллитов тюменской 
свиты, обогащенных оВ (сингенетичные битумоиды). 
Для анализа также был выбран кластерный анализ, 
в качестве исходных данных служили биомаркерные уВ, 
характеризующие тип исходного оВ, фациальные условия 
его захоронения (Pr/Ph, Ki, соотношение стеранов с27/с29, 
Its, t19/t23, DBT/P, TAR). результаты кластерного анализа 
представлены на рис. 14, по результатам которого можно 
выделить 3 группы, как это было ранее выделено по ана-
лизу физико-химических свойств нефтей.

• Группа I объединяет все сингенетичные битумоиды, 
извлеченные из высокообогащенных оВ углей, 
углистых аргиллитов тюменской свиты пластов Ю2–
Ю8, а также нефти, полученные из верхне- и средне-
юрского НГК (пласты Ю1-2–Ю4). Генетически дан-
ная группа связана с существенно гумусовым оВ, 
которым выступают отложения тюменской свиты.

• Группа II объединяет нефти, полученные из ба-
женовской свиты (пласт Ю0), мелового комплекса 
(БП16, БП17, ПК11), а также одной нефти, полученной 
из пласта Ю1-1. Генетически эта группа связана 
с баженовской НГМП. стоит отметить, что в нефти 
из Ю1–1 нет признаков вклада континентального оВ, 
что, вероятнее всего, связано с низкой степенью 
зрелости НГМП в пласте Ю2 тюменской свиты, 
либо удаленностью скважины от очага генерации.

• Группа III объединяет множество нефтей, полу-
ченных из группы пластов Ю1. Для этих нефтей 
предполагается смешанный источник – баженовская 
свита и углистые прослои тюменской свиты, причем 
вклад каждой НГМП, судя по всему, варьируется.

основываясь на совокупной интерпретации резуль-
татов физико-химического, биомаркерного и изотопного 
анализа нефтей, можно сделать следующие выводы.

Рис. 11. Сравнение биомаркерных параметров ОВ II–III и III типа: А – звездчатая диаграмма, Б – фрагмент разреза скважины юга 
ХМАО с биомаркерными параметрами зрелости 

Рис. 12. Распределение УВ-биомаркеров в нефтях юрских и ме-
ловых пластов 
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Рис. 14. Дендрограмма классификации нефтей и экстрактов из углистых пород по биомаркерам УВ генезиса 

Рис. 15. Генерализованная схема строения углеводородных систем в периметре работ 

Главным источником уВ для флюидов мелового 
комплекса является оВ баженовской свиты. Заполнение 
залежей происходит за счет вертикальной миграции уВ.

В формировании скоплений уВ группы пластов Ю1 
принимали участие два генетически разных источника: 
аргиллиты баженовской свиты и углесодержащие породы 
верха тюменской свиты (пласт Ю2). сначала происходило 
заполнение коллекторов уВ из баженовской НГМП за счет 
нисходящей миграции, а затем происходила вертикальная 
миграция уВ из пласта Ю2 тюменской НГМП. стоит 
отметить, что оВ углистых прослоев пласта Ю2 характе-
ризуется более поздним основным временем генерации 
уВ, чем баженовской НГМП, несмотря на большую по-
груженность отложений.

Для флюидов, полученных в пределах пласта Ю2, 
в качестве генетического источника предполагаются, 

преимущественно, углесодержащие НГМП подстилаю-
щей тюменской свиты.

На рис. 15 представлена генерализованная схема 
строения углеводородных систем в пределах района 
работ (южная часть ЯНАо, поднятия Пякупурского 
и Ампутинского мегапрогибов). НГК ниже пласта Ю3 
в схему не включались вследствие их сравнительно не-
высокой изученности. 

установление генезиса нефтей пластов Ю2–Ю7 
на территории южной части ХМАо также основывалось 
на результатах биомаркерного анализа и Ису фракций 
нефти. Для кластеризации использовался метод главных 
компонент (МГК) (при построении модели МГК, в от-
личии от кластерного анализа, происходит более четкая 
дифференциация образцов на 2 группы, отмеченные 
синим и красным полем, связанные с 2-мя разными гене-
тическими источниками) (рис. 16), а в качестве исходных 
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данных учитывались параметры, позволяющие наилуч-
шим образом установить тип исходного оВ и среду его 
осадконакопления (Pr/Ph, Ki, с27/с29, Its, t19/ t23, DBT/P, 
TAR). В базе данных учитывались результаты геохими-
ческого цикла исследований сингенетичных битумоидов 
баженовской свиты и сингенетичных битумоидов угли-
стых НГМП нижней и средней юры (на рис. 16 обозна-
чены областями), а также результаты исследования самих 
нефтей. В отличие от сменяющегося генезиса скоплений 
уВ вверх по разрезу на площадях южной части ЯНАо, 
в регионе Фроловской мегавпадины все изученные неф-
ти имеют морское происхождение и однозначно были 
генерированы оВ баженовской свиты. Предполагается, 
что следы вклада гумусового оВ в нефтегазоносность 
юрского комплекса южной части ХМАо не прослежи-
ваются, поскольку на данной территории угли обладают 
преимущественно газовым потенциалом (преобладает III 
тип оВ), и степень зрелости данных углей существенно 
ниже, чем на территории ЯНАо.

Выводы
По результатам комплексных геохимических исследо-

ваний установлен и доказан ранее неизвестный источник 
уВ в периметре работ – угли и углистые аргиллиты тю-
менской свиты, которые могут генерировать жидкие уВ.

Тип оВ в НГМП тюменской свиты варьируется: анализ 
частоты встречаемости образцов пород со II–III и III типом 
оВ по пластам позволяет установить, что в нижне-средне-
юрском разрезе в южной части ХМАо встречается оВ III 
типа, в то время как в южной части ЯНАо преобладает 
как II–III, так и III типы оВ, при этом оно является более 
преобразованным, что в конечном счете влияет на вклад 
в формирование нефтегазоносности юрского НГК. с омо-
ложением возраста разреза постепенно уменьшается доля 
образцов с III типом оВ, и растет вклад прослоев со II–III 
типом оВ. Анализ долей вклада оВ II–III и III типов в еди-
ном временном интервале по площади демонстрирует его 
связь с палеогеографическими обстановками.

При анализе флюидов юрского НГК (пласты Ю2–Ю4) 
южной части ЯНАо установлен вклад углистых прослоев 
тюменской свиты, обогащенных оВ II–III типа, в форми-
рование нефтегазоности, что выражается в изменении 
физико-химических свойств флюидов, Ису, а также рас-
пределения уВ-биомаркеров по сравнению с флюидами 
мелового комплекса, связанными генетически с баже-
новской НГМП. Нефти характеризуются пониженной 
плотностью (менее 0,79 г/см3), содержанием серы (менее 
0,1%) и повышенным содержанием парафинов, которое, 
в среднем составляет 6%, достигая 8%, что не характер-
но для флюидов, сгенерированных баженовской НГМП. 
На территории южной части ХМАо, наоборот, углистые 
породы нижней и средней юры не вносили значимого 
вклада в формирование нефтегазоносности юрского НГК 
ввиду как их невысокой преобразованности, так и повы-
шенного преобладания газопроизводящего III типа оВ.

Практическая ценность работы заключается в исполь-
зовании полученных данных при моделировании углево-
дородных систем, на основании чего можно прогнозиро-
вать дополнительные залежи уВ в юрском НГК. Также 
стоит отметить, что анализ физико-химических свойств 
флюидов (до проведения последующих работ по геохи-
мическому изучению) позволит локализовать в юрском 
комплексе «зоны влияния» углистого оВ в формирование 
нефтегазоносности, т.к. физико-химические свойства на-
прямую зависят от генетического источника уВ.
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contribution of the lower-Middle Jurassic source rocks in 
petroleum potential of the Jurassic-cretaceous series within the central 
part of West siberia
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abstract. In this paper, based on a geochemical study 
of rock samples and fluids, it is proven that carbon-bearing 
deposits of the Lower and Middle Jurassic complex of Western 
Siberia on the southern outskirts of the Khanty-Mansiysk 
and Yamalo-Nenets Autonomous Okrug can generate liquid 
hydrocarbons. It has been established that the oil-generation 

potential of carbon-bearing deposits depends on the 
paleogeographic conditions of burial of the organic matter 
and the enrichment of rocks with macerals of the liptinite 
group. The complex of studies included pyrolysis of coals, 
coal-rich shale of Lower and Middle Jurassic rocks, study 
of maceral composition and measurement of reflectivity 
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indicators, hydrocarbon and isotopic composition of extracts 
from rocks, as well as study of the composition of oils 
from the studied area, selected both within the Jurassic and 
Cretaceous complexes. The studied area is located in the 
Frolov megadepression and the South Nadym megamonoclise. 
The result of the research was the identification of significant 
geochemical characteristics of an additional source of 
hydrocarbons – coals, coal-rich shale of the Lower and Middle 
Jurassic, which had not previously been proven on the studied 
area, the contribution of which to the formation of oil and gas 
potential was confirmed by the correlation of hydrocarbon 
and isotopic characteristics of fluids and extracts from source 
rocks. сluster and the principal component analysis were used 
for genetic correlation of extracts and oils. The conclusions 
obtained from geochemical studies suggest the possible 
prospects of Lower and Middle Jurassic deposits from the 
point of view of detecting hydrocarbon accumulations.

Keywords: Lower Jurassic, Middle Jurassic, coal, 
maceral, organic matter, West Siberia, liptinite, source 
rock, pyrolysis, kinetic spectra, hydrocarbons, bitumen, 
paleogeography, swamp, bog, petroleum system, migration, 
Bazhenov formation
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Геохимические характеристики органического вещества 
донных отложений северной части Баренцева моря 

как индикатор миграции углеводородов из недр

Л.Ю. Сигачева*, О.Н. Видищева, А.Г. Калмыков, Е.Н. Полудеткина, Г.Г. Ахманов
Московский государственный университет им. М.В. Ломоносова, Москва, Россия 

Проведено исследование группового и молекулярного составов органического вещества донных осадков 
северного сектора Баренцева моря. Выявлены районы, где углеводородный молекулярный состав органическо-
го вещества донных отложений имеет сходство с нефтяным. Термически зрелые углеводородные соединения 
в отложениях области исследований, скорее всего, имеют миграционную природу, что может свидетельство-
вать о наличии процессов флюидоразгрузки из глубокопогруженных частей осадочного разреза. На основании 
сравнительного анализа молекулярного состава углеводородных соединений донных отложений и из пород 
ближайшего к району исследований берегового обрамления выдвинуто предположение о том, что источником 
миграционного органического вещества в современных осадках являются глубокопогруженные среднетриасовые 
глинистые отложения.

Ключевые слова: Арктический шельф, Баренцево море, донные осадки, органическое вещество, флюидо-
разгрузка, углеводороды-биомаркеры
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Введение
согласно распоряжению Правительства российской 

Федерации от 9 июня 2020 г. № 1523-р «об энергети-
ческой стратегии российской Федерации на период 
до 2035 года», расширение геологоразведочных и по-
исковых работ по освоению нефтегазового потенциала 
арктических осадочных бассейнов представляет собой 
одну из ключевых задач. Начальные ресурсы нефти 
и газа российского шельфа крайне велики и оцениваются 
в 113,9 млрд т нефтяного эквивалента (Мельников и др., 
2020). На долю Баренцевоморского континентального 
шельфа, включая Печорское море, приходится 38,5% 
от суммарных ресурсов углеводородов (уВ) (Мельников 
и др., 2020). однако степень изученности и освоенности 
данных ресурсов в акватории не превышает 20%. В юж-
ной и центральной частях Баренцевоморского шельфа 
открыты 11 месторождений углеводородов, крупнейшим 
из которых является Штокмановское. Извлекаемые за-
пасы газа этого месторождения оценены в 3,9 трлн м3, 
а конденсата – в 56,1 млн т (сенин и др., 2020). Вместе 
с тем, северная часть моря не охарактеризована бурением. 
На основании региональных сейсмических исследований 
в ее пределах локализован ряд перспективных структур 
(Казанин и др., 2016). В ходе исследований верхней части 
осадочного разреза и водной толщи как норвежского, 
так и российского секторов Баренцева моря, выявлены 

различные геолого-геофизические признаки современной 
и палео- флюидоразгрузки на дне моря, в т.ч. газовые 
«факелы», акустические аномалии типа «яркое пятно», 
«газовые трубы», донные воронки типа «pockmark», 
«кратеры гидратного взрыва» (blow-out craters), гляцио-
тектонические пары (hill-hole pairs) (соловьева и др., 2020; 
Chand et al., 2008; Rise et al., 2015; Winsborrow et al., 2016; 
Andreassen et al., 2017; Dowdeswell et al., 2021; Montelli et 
al., 2023), а также биологические индикаторы, представ-
ленные метан-потребляющими организмами в донных 
осадках (Niemann et al., 2006; Smirnov, 2014). Помимо 
этого, о миграции флюидов из осадочного чехла в при-
поверхностную часть разреза свидетельствуют текстуры 
дегазации донных осадков, отмечаемые для некоторых 
образцов, отобранных в морских экспедициях (соловьева 
и др., 2020). Недавно в западной части Баренцева моря был 
обнаружен грязевой вулкан, получивший имя Бореалис 
(Bludd, 2023), а грязевые вулканы традиционно рассма-
триваются как прямые индикаторы нефтегазоносности 
осадочных бассейнов. 

Изучение нефтегазоносности требует систематизации 
данных и расширения работ, нацеленных на получение 
сведений о процессах, связанных с функционированием 
уВ систем. Это особенно актуально при оценке не-
фтегазоносности северных, менее изученных, секторов 
Баренцева моря.

Методы геохимических исследований поверхностных 
отложений являются эффективным способом прямой 
оценки уВ систем осадочного бассейна без проведения 
глубокого бурения. с их помощью проводится изучение 
обнаруженных зон подтока уВ флюидов из глубокопогру-
женных залежей к поверхности морского дна. В основе 
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данных методов лежат представления о наличии непре-
рывного диффузионно-фильтрационного массопереноса 
уВ флюидов из скоплений в поверхностную часть осадоч-
ного разреза. Движение уВ к поверхности посредством 
фильтрации (микрофильтрации) происходит по зонам 
разуплотнений и микротрещиноватости (Петухов, 1981). 
Жидкие уВ флюиды мигрируют как в виде самостоя-
тельной непрерывной фазы, так и в газорастворенном со-
стоянии. Кроме того, их миграция может осуществляться 
в виде капель, глобуль, пленок на поверхности воды и газа 
(Бурштар, 1973; Чахмахчев, 1983). Процессы диффузии – 
перемещения уВ на молекулярном уровне – также играют 
существенную роль при массопереносе (Коржов, Головко, 
1994). В акваториях граница раздела «вода – осадок» пред-
ставляет собой важный барьер на пути миграции уВ со-
единений (Петухов, старобинец, 1993). Поэтому объектом 
исследования поверхностных геохимических поисковых 
методов являются, как правило, уВ флюиды донных осад-
ков. При проведении таких исследований учитывается, 
что в придонном слое отложений также широко распро-
странено «собственное» (сингенетичное) органическое 
вещество (оВ). При этом формируются фоновые концен-
трации уВ, которые зависят от характеристик исходного 
оВ, условий его накопления и трансформации в припо-
верхностных слоях. Процессы миграции уВ с глубин 
находят своё отражение в проявлении термогенных уВ 
соединений на общем фоне геохимических параметров, 
характерном для сингенетичного незрелого оВ.

опубликованные исследования уВ соединений 
из донных осадков северной части Баренцева моря под-
тверждают высокий нефтегазовый потенциал района 
исследований (егошина и др., 2020; Немировская и др., 
2021; Blumenberg et al., 2016; Vidischeva et al., 2022; и др.). 

В статье приводятся результаты изучения син-
генетичных и миграционных уВ в донных осадках 

района исследований, расположенного в северной части 
Баренцева моря, а также определения возможного ис-
точника миграции в осадочном чехле путем сравнения 
полученных данных с результатами изучения ближайшего 
берегового обрамления.

Геологическое строение района 
исследований

район исследований расположен между архипелага-
ми Земля Франца Иосифа, Шпицберген и Новая Земля 
(рис. 1). Баренцево море традиционно рассматрива-
ется в составе Баренцевской окраинно-материковой 
(шельфовой) плиты (Баренцевская шельфовая плита, 
1988). согласно концепции тектонического райони-
рования, предложенной А.В. ступаковой (ступакова, 
2011), район исследований расположен на сочленении 
северо-Баренцевской сверхглубокой депрессии и северо-
Баренцевской зоны поднятий – структур первого порядка.

Геологический разрез северной части Баренцевомор-
ского шельфа слагают породы архей-протерозойского, 
палеозойского и мезозойского возрастов. Кайнозойские 
отложения отсутствуют вследствие кайнозойского возды-
мания и эрозии (Henriksen et al., 2011). В северо-западной 
части района исследований за счет эрозионного срезания 
на поверхность выходят породы позднетриасового, юр-
ского и мелового возрастов. согласно (старцева и др., 
2017), осадочный разрез здесь начинается с отложений 
низов франского яруса и достигает мощности 15–18 км 
в наиболее погруженных частях северо-Баренцевской 
впадины. Палеозойские отложения имеют преимуще-
ственно карбонатный состав, а с позднепермского времени 
в районе установилось, главным образом, терригенное 
осадконакопление (старцева и др., 2017). 

В разрезе осадочного чехла выделяют четыре нефте-
газоносных комплекса: верхнепалеозойский, триасовый, 

Рис. 1. Расположение районов геохимических исследований экспедиции TTR-20
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юрский и меловой (Галимов и др., 2008). основными 
источниками уВ служат глинистые прослои в триасо-
вых и юрских отложениях. среди триасовых отложений 
наилучшими генерационными свойствами обладают 
нижне- и среднетриасовые глинистые прослои с гумусо-
во-сапропелевым типом оВ, а также прослои углистых 
верхнетриасовых пород (Кирюхина и др., 2012). В юрских 
отложениях наибольшим генерационным потенциалом 
обладают верхнеюрские «черные глины», обогащенные 
сапропелевым оВ (Кирюхина, 2013). основными про-
дуктивными отложениями являются верхнепермские 
и триасовые песчаники, а также нижне-среднеюрские 
аллювиальные и прибрежно-морские песчаники (Норина, 
2014).

Материалы и методы
В основу работы положен материал, собранный , 

в северной части Баренцева моря в ходе геолого-геофи-
зической экспедиции TTR-20 по программе «обучение-
через-исследование (Training-through-Research)», орга-
низованной геологическим факультетом Московского 
государственного университета имени М.В. Ломоносова 
осенью 2021 года при поддержке Министерства науки 
и образования российской Федерации. Коллекция изу-
ченных проб включала 140 образцов донных отложений, 
отобранных на 31 станции донного пробоотбора.

Места отбора проб донных илов были определены 
на основе результатов дистанционного изучения верхней 
части осадочного разреза, которые позволяли ожидать 
проявления процессов миграции уВ к поверхности. 
опробовались, например, донные воронки типа «pock-
mark», дно над сейсмоакустическими аномалиями типа 
«яркое пятно», разломами и пр. Также выполнено несколь-
ко станций пробоотбора в местах без признаков флюидо-
разгрузки, где ожидались фоновые концентрации и состав 
уВ. Все выполненные станции пробоотбора характеризу-
ют три района в пределах полигона исследований (с за-
пада на восток): восточный склон и подножье поднятия 
Персея (далее по тексту – поднятие Персея); южный склон 
и подножье поднятия Демед (далее по тексту – поднятие 
Демед); и западное подножье северо-Восточного плато 
(далее по тексту – северо-Восточное плато) (рис. 1). 
В качестве пробоотборника использовалась ударная гра-
витационная труба длиной 3 м. Пробы для исследования 
оВ, объемом 200–250 мл ила природной консистенции, 
отбирались вдоль всего полученного керна с шагом около 
20 см. Высушивание образцов производилось на судне 
в вытяжных шкафах.

Лабораторные геохимические исследования выпол-
нялись поэтапно и включали следующие виды анализов: 
люминесцентно-битуминологический анализ (ЛБА), пи-
ролиз, экстракцию, анализ группового состава экстрактов 
и хромато-масс-спектрометрический анализ (ХМс) на-
сыщенной и ароматической фракций экстрактов. 

Валовый ЛБА выполнялся по методике В.Н. 
Флоровской (Флоровская, 1957). В качестве растворителя 
использовался хлороформ. 

Пиролитические исследования осадков выполнялись 
по методу Rock-Eval-6. В процессе нагрева до 300 °с ре-
гистрировались свободные уВ (пик S1 – мг уВ/г навески); 
в интервале 300–650 °с – уВ, выделившиеся в процессе 

термической деструкции оВ (пик S2 – мг уВ/г навески). 
Также в работе использовались расчётные параметры Тос 
(содержание общего органического углерода) и MINC 
(содержание минерального углерода). Для отдельных 
образцов были проведены пиролитические исследования 
по модифицированной программе «Reservoir», согласно 
методике, описанной в работе (Гершелис и др., 2020).

Горячая экстракция раздробленных до порошкообраз-
ного состояния, предварительно высушенных образцов 
донных отложений проводилась в аппаратах сокслета 
хлороформом. При необходимости полученные экстракты 
очищались от серы с помощью порошка активированной 
меди. Групповой состав экстрактов определялся SARA-
анализом согласно стандарту ASTM D4124 (разделение 
флюида на насыщенную, ароматическую фракции, смолы 
и асфальтены). В рамках данного стандарта из полученно-
го экстракта с помощью гексана (40:1 по объему) в течение 
суток отделяются асфальтены. Полученные мальтены раз-
деляли методом колоночной жидкостно-адсорбционной 
хроматографии на активированном силикагеле.

ХМс выполнялся на газовом хроматографе Agilent 
8890, соединенном c масс-селективным детектором 5977В 
с высокоэффективным источником ионизации Inert plus. 
Газ-носитель ‒ гелий, скорость потока – 1 cм3/мин, объ-
ем вводимой пробы – 1 мм3. Капиллярная колонка 60 м 
х 0,25 мкм x 0,25 мкм (HP-5ms). Искомые соединения 
идентифицировались в программном обеспечении Agilent 
MassHunter. 

результаты и обсуждение
Вскрытый опробованием разрез представлен от-

ложениями верхнеплейстоцен-голоценового возраста. 
На основании макроописания, а также сравнения полу-
ченных данных с опубликованными материалами (Polyak, 
Solheim, 1993; Murdmaa et al., 2006) были выделены 
литостратиграфические комплексы различного генезиса: 
голоценовые морские осадки – неуплотненные глинистые 
и алевро-глинистые илы с прослоями и примазками гидро-
троилита и небольшим количеством погонофор, иногда 
с включениями гальки и гравия айсбергового разноса; 
верхнеплейстоценовые ледниково-морские отложения 
времени общей дегляциации региона, представленные 
слабо уплотнёнными алевро-глинистыми осадками 
с многочисленными «окатышами» более уплотненных 
глин и редкими включениями гравия; плейстоценовые 
моренные отложения – существенно уплотненные, сухие 
глинистые и алевро-глинистые отложения с включениями 
гальки и гравия плотных пород. Нижний, моренный ком-
плекс был вскрыт трубками лишь на нескольких станциях 
пробоотбора.

По результатам валового ЛБА установлено, что содер-
жание хлороформенных битумоидов (ХБА) в изученных 
образцах варьирует от 0,00016 до 0,32%. Большая часть 
образцов характеризуется концентрациями 0,0006–0,01% 
(рис. 2А). Концентрации ХБА до 0,01%, включительно, 
приняты за фоновые для донных отложений района ис-
следований, а более высокие концентрации отнесены 
к высоким, аномальным. Повышенными концентрациями 
(0,01–0,32%) характеризовались лишь 19 образцов, ото-
бранных на 13 станциях, которые относительно равномер-
но представляют весь район проведенных исследований. 
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В основном, в ХБА наблюдалось преобладание смолисто-
маслянистой составляющей с подчиненными концентра-
циями легких уВ. однако для некоторых образцов было 
свойственно повышенное содержание легких битумоидов. 
В данную группу попали образцы из 11 станций с ано-
мальными концентрациями ХБА и, дополнительно, про-
бы c фоновыми концентрациями ХБА, отобранные на 7 
станциях. разрезы с повышенным содержанием легких 
битумоидов вскрыты по всему району исследований.

Параллельно с проведением ЛБА выполнены пироли-
тические исследования для образцов, отобранных на 11 
станциях пробоотбора. По результатам пиролитических 

исследований донные осадки района исследований 
характеризуются концентрациями Тос 0,56–3,19%, 
среднее – 1,4%. Для большинства образцов диапазон 
значений составляет 1–2%. Максимальные концентра-
ции наблюдались в образцах, отобранных на 2 станциях 
в пределах поднятия Персея и 1 станции, расположенной 
на северо-Восточном плато (рис. 3А). Закономерность 
вариации Тос вдоль разрезов разных станций не устанав-
ливается, также TOC не зависит от литологического соста-
ва отложений. Значения MinC существенно меньше, чем 
TOC (от 0,03 до 0,46% при среднем 0,16%), что является 

Рис. 2. Результаты люминесцентно-битуминологического анализа донных осадков: А) гистограмма распределения баллов вытяжек 
образцов; Б) пример фоновой станции (поднятие Демед) с низкими концентрациями битумоидов асфальтеново-маслянисто-смоли-
стого состава; В) пример аномальной станции (поднятие Персея) с повышенными концентрациями битумоидов с легкими компо-
нентами в составе

Рис. 3. Пиролитические характеристики донных осадков: А) зависимость значений пика S1 от содержания ТОС; Б) профили верти-
кального распределения параметра S1 в образцах, отобранных вдоль разрезов станций. Образцы, отобранные вдоль разреза одной 
станции, отмечены одним цветом и собственным значком



GEORESURSY   www.geors.ru46

Георесурсы / Georesursy                        2023. Т. 25. № 4. с. 42–57

типичным для осадков Баренцева моря и объясняется их 
преимущественно терригенным составом.

уВ-насыщение осадков (S1) варьирует в диапазоне 
от 0,04 до 1,03 мг уВ/г осадка, при этом содержание низ-
комолекулярных уВ соединений крайне мало (значения S1r 
менее 0,04 мг уВ/г осадка). Во всех станциях наблюдается 
тренд уменьшения S1 вниз по разрезу (рис. 3Б). Наиболее 
отчетливо данная зависимость видна в отложениях, опро-
бованных на станции TTR20-AR180G (поднятие Персея). 
Максимальные значения пика S1, характерные для верхне-
го интервала (0–10 см) всех проанализированных разре-
зов, могут объясняться как подтоком эпигенетичных уВ, 
так и низкой степенью диагенетической преобразован-
ности сингенетичного оВ поверхностного слоя осадков 
в связи с наличием лабильных соединений биополимеров 
(Гершелис и др., 2020; Меленевский и др., 2011). 

На графике зависимости S1 от Тос можно условно 
выделить два тренда (рис. 3А). Первый формирует группа 
образцов, в которой на фоне увеличения концентраций 
Тос наблюдается лишь незначительное увеличение 
параметра S1. Вторая группа образцов составляет тренд, 
где характерно резкое увеличение значений S1 с ростом 
TOC. Как правило, ко второй группе относятся образцы 
из самого верхнего интервала разреза (0–10 см), в кото-
ром зафиксированы максимальные по разрезу значения 
параметра S1. Конечно, разные тренды на графике зависи-
мости TOC/S1 могут быть обусловлены разными типами 
сингенетичного оВ в отложениях. Тем не менее, с учетом 
того, что все изученные станции располагаются в одном 
секторе открытого моря, серьезные вариации в составе 
современного оВ трудно объяснить. Более вероятным 
представляется, что высокие значения S1 могут быть свя-
заны с подтоком эпигенетичных уВ соединений.

Значения пика S2, за который в морских осадках «отве-
чают» устойчивые соединения биополимеров, а также не-
зрелые геомакромолекулы (протокероген) (Меленевский 
и др., 2011) в исследованных образцах варьируют от 0,53 
до 4,35 мг уВ/г осадка. 

По совокупным результатам ЛБА и пиролитиче-
ских исследований в качестве аномальных выделены 
10 станций: восемь из отобранных на поднятии Персея 
и по одной с поднятия Демед и северо-Восточного плато. 
Дальнейшие аналитические исследования были сфоку-
сированы на образцах отложений аномальных станций, 
в которых ожидалось наличие миграционных уВ. Также 
в каждом районе для сравнения были выбраны образцы 
из фоновых станций, признаков флюидоразгрузки в кото-
рых не обнаружено. В общей сложности выделение биту-
моидов и определение их группового состава выполнено 
для 72 образцов из 18 станций. 

результаты выполненной экстракции в целом хорошо 
согласуются с результатами пиролитического анализа. 
Наблюдается тренд уменьшения относительной массы 
растворимой в органических растворителях (гексан, хло-
роформ, спирто-бензол и их аналоги) части оВ осадков 
в пробах с глубиной по разрезу (рис. 4). Значение данно-
го параметра варьирует в широком диапазоне – от 0,14 
до 1,97 мг уВ/г осадка. Максимальные его значения, 
в целом, характерны для образцов из приповерхностно-
го интервала станций (0–10 см). Исключением является 
станция TTR20-AR196G (северо-Восточное плато), 

в отложениях которой с увеличением глубины наблю-
дается резкий рост относительной массы битумоидов, 
достигающей значений 2–3,2 мг уВ/г осадка.

Битумоиды донных отложений обладают неоднород-
ным групповым составом и незакономерно распределены 
вдоль изученных разрезов. содержание асфальтенов 
варьирует в очень широком диапазоне от 9 до 89 % биту-
моида (среднее – 42%). Наибольшей долей асфальтенов 
характеризуются экстракты приповерхностного интервала 
(среднее – 63%), что, вероятно, указывает на преобладание 
сингенетичного оВ в поверхностных осадках.

В составе мальтенов образцов доминирует фракция 
смол (среднее – 62%), что характерно для непреобразо-
ванного исходного оВ придонных осадков (рис. 5). Лишь 
в некоторых образцах из восьми станций пробоотбора, 
представляющих все районы, суммарный вклад насы-
щенной и ароматической фракций составил более 50% 
в составе мальтенов. В трех колонках, отобранных на под-
нятии Персея, интервалы с облегченным фракционным 
составом мальтенов преобладали по разрезу.

согласно концепции поверхностных геохимических 
поисковых методов, для аномальных битуминологических 
полей характерно «облегчение» состава оВ (старобинец, 
Петухов, 1993), отраженное в относительно повышенном 
содержании насыщенной и ароматической фракций. 
Для сингенетичного оВ характерен, наоборот, «тяжелый» 
состав, доминирующими в котором являются смолисто-
асфальтеновые уВ соединения. Исходя из этого, на осно-
вании результатов анализа состава экстрактов в качестве 
аномальных были определены 11 станций, характеризую-
щих весь полигон исследований, в разрезах которых при-
сутствовали интервалы с относительно «облегченным» 
составом оВ. Дальнейшее исследование молекулярного 
состава оВ (ХМс анализ) было сосредоточенно именно 

Рис. 4. Профиль вертикального распределения относительной 
массы битумоидов в осадках по результатам экстракции (72 
образца из 18 станций)
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на этих станциях. Также для сравнения были выбраны 
две фоновые станции, отобранные на поднятии Демед, 
с сингенетичным оВ в отложениях, генезис которого был 
установлен по результатам выполненных исследований.

Для характеристики опробованных станций на ХМс 
анализ обычно выбирались образцы из верхней (до 25 см), 
средней (25–70 см) и нижней (более 70 см) секций раз-
резов. В общей сложности анализ молекулярного состава 
оВ был выполнен для 37 образцов донных отложений 
из 13 станций. 

При изучении молекулярного состава оВ донных 
отложений в насыщенной фракции экстрактов образцов 
идентифицированы нормальные и изоалканы, регулярные 
и диастераны, три- и тетрациклические терпаны, гопены 
и гопаны. 

Н-алканы и изопреноиды. среди н-алканов в экс-
трактах определены гомологи состава с12-с40, при этом 
низкомолекулярные соединения с длиной цепи с17 и менее 
присутствуют в следовых концентрациях. По характеру 
распределения н-алканов все пробы можно поделить 
на две группы:

1. К первой группе относятся образцы осадков с не-
зрелым оВ, характеризующиеся «пилообразным» рас-
пределением четных и нечетных гомологов (рис. 6), 
свойственным для оВ современных осадков. По молеку-
лярному весу доминирующих н-алканов все экстракты 
с незрелым оВ можно поделить на несколько подгрупп:

1.1. с доминированием нечетных высокомолекуляр-
ных н-алканов состава с23-с29 (рис. 6А);

1.2. с бимодальным распределением – нечетностью 
н-алканов состава с25-с31 и четностью н-алканов в диа-
пазонах с18-с22 и с34+ (рис. 6Б).
2. Вторая группа характеризуется относительно «плав-

ным» распределением четных и нечетных гомологов, 
которое, как правило, наблюдается в нефтяных уВ (рис.7).

Характер распределения н-алканов первой группы 
образцов с незрелым оВ будет отражать процессы ран-
ней трансформации оВ в донных отложениях и генезис 
основных продуцентов оВ. Доминирование нечетных вы-
сокомолекулярных н-алканов состава с23-с29 (рис. 6А), ве-
роятно, отображает нормальную морскую седиментацию, 
так как данные соединения характерны для некоторых 
разновидностей водных макрофитов (Ficken et al., 2000). 
Помимо явного максимума в распределение н-алканов, 
приходящегося на с23-с29, в экстрактах из образцов одной 
станций с поднятия Персея и двух станций с северо-
Восточного плато наблюдается локальный максимум 
в низкомолекулярной области, приходящийся на четные 
н-алканы состава с20-с22. еще в одном экстракте из об-
разца с северо-Восточного плато локальный максимум 
приходится на с18-с22. В высокомолекулярной области 
(с36-с40) в большинстве экстрактов из данной группы 
происходит смена преобладания н-алканов с нечетным 
количеством атомов углерода на четные, в результате кото-
рой наблюдается незначительное преобладание н-алканов 
состава с36, с38 и с40 над соседними гомологами. Все это 
может указывать на наличие процессов трансформации 
оВ, так как появление четных гомологов, вероятно, 
связано с действием микробных сообществ (Elias et al., 
1997; Пошибаева, 2015; Гаретова и др., 2018). Индекс 
CPI (Carbon Preference Index) (Bray, Evans, 1961), рассчи-
танный по формуле CPI = 2*(с23+…+с31)/((с22+…+с30) + 
(с24+…+с32)), варьирует от 1,41 до 2,95 при среднем значе-
нии 1,98. Это подтверждает низкую степень зрелости оВ.

существенно отличаются по н-алкановому распреде-
лению экстракты приповерхностного интервала (0–10 см) 
всех станций, а также три экстракта из более глубоких 
горизонтов, опробованных в двух станциях на поднятии 
Персея и в одной станции на поднятии Демед. они были 
отнесены ко второй подгруппе первой группы. В них 

Рис. 5. Примеры профилей вертикального распределения фракционного состава мальтенов (в процентах) по разрезу колонок двух 
аномальных и двух фоновых станций
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наблюдается «горб» в высокомолекулярной области 
спектра (с34+), в котором доминируют четные н-алканы 
(рис. 6Б). В области с25-с31 преобладают нечетные го-
мологи, однако по сравнению с экстрактами из более 
глубоких интервалов станций (подгруппа 1.1) их вклад 
в общее распределение менее значителен. В низкомо-
лекулярной области для всех экстрактов характерны 
локальные максимумы, приуроченные к н-с20 и н-с22. 
Индекс CPI варьирует от 0,68 до 1,88 при среднем 1,2. 
Значения CPI, близкие к 1, характерны для зрелых уВ. 
однако в данном случае низкие значения CPI скорее 
объясняются существенным вкладом биомассы бактерий 

(Гаретова и др., 2018). Таким образом, характер распреде-
ления н-алканов в приповерхностном слое осадков позво-
ляет сделать вывод о существенной трансформации оВ, 
так как доминирование четных гомологов в различных 
областях спектра в совокупности с практически полным 
отсутствием низкомолекулярных гомологов может объ-
ясняться только бактериальной активностью (Гаретова 
и др., 2018).

различия в характере распределения н-алканов синге-
нетичного оВ донных отложений района исследований 
хорошо объясняются, исходя из региональной смены 
обстановок осадконакопления в позднечетвертичное 

Рис. 7. Распределение н-алканов в экстрактах осадков с наличием миграционных УВ

Рис. 6. Распределение н-алканов в экстрактах осадков с незрелым ОВ (первая группа): А) экстракты с доминированием нечетных 
высокомолекулярных н-алканов состава С23-С29 , характерным для морского незрелого ОВ; Б) экстракты приповерхностного интер-
вала (0–10 см) станций – с преобладанием четных н-алканов над нечетными в диапазонах С18-С22 и С34+ , с сохранением нечетности 
в области С25-С31 , характерным для бактериально трансформированного морского ОВ
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время. В плейстоценовое время Баренцевоморье было 
подвержено масштабному оледенению, и такие условия 
не могли способствовать высокой биопродуктивности. 
отступание ледника началось в конце плейстоцена. 
Полная дегляциация, последовавшее повышение уровня 
моря и адвекция североатлантического течения обу-
словили повышение температуры и резкое возрастание 
продуктивности моря (Иванова, Мурдмаа, 2021). В про-
анализированных осадочных колонках «запечатлен» пере-
ход от перегляциальных обстановок к существенно более 
тепловодным современным условиям с высокой биопро-
дуктивностью. Поэтому количество сингенетичных уВ 
в отложениях увеличивается вверх по разрезу, что также 
находит отражение в результатах пиролитических иссле-
дований и изучения группового состава хлороформенных 
экстрактов. увеличение количества сингенетичного оВ 
в совокупности с общим повышением температуры спо-
собствовало также росту интенсивности бактериальных 
процессов (Ильинский, семененко, 2001) и масштабов 
биотрансформации современных придонных осадков. 
Это отражено в молекулярном составе оВ исследованных 
образцов приповерхностных илов. 

Ко второй группе отнесены экстракты из отложений, 
опробованных на трех станциях на поднятии Персея 
и одной станции на северо-Восточном плато. они суще-
ственно отличаются от «незрелых» экстрактов первой 
группы. Вторая группа характеризуется относительно 
«плавным» распределением четных и нечетных гомологов 
(рис. 7), которое, как правило, наблюдается в нефтяных 
уВ (Тиссо, Вельте, 1981), а, значит, образцы, вероятно, 
содержат эпигенетичное оВ, мигрировавшее из глубин 
осадочного разреза. 

Значения индекса CPI для второй группы экстрактов 
низкие и варьируют от 0,98 до 1,39 (среднее – 1,19). В вы-
сокомолекулярной области (с25-с35) наблюдается незначи-
тельное доминирование нечетных гомологов, в то время 
как в низкомолекулярной области спектра (с16-с21) кон-
центрации четных и нечетных н-алканов близкие. Это, 
скорее всего, отражает наличие разных соотношений 
сингенетичного и зрелого эпигенетичного оВ. В целом, 
описываемые экстракты весьма схожи по характеру рас-
пределения н-алканов. 

Значения отношения изопреноидных алканов пристана 
и фитана (Pr/Ph) для всех анализируемых экстрактов мень-
ше единицы (0,03–0,98, при среднем 0,25), что указывает 
на морские восстановительные обстановки накопления 
исходного оВ (Петров, 1984).

Биомаркерные параметры зрелости ОВ. среди 
тритерпеноидов в изученных образцах были иденти-
фицированы биогопаны (ββ-конфигурации), моретаны 
(βα-конфигурации), гопены, а также геогопаны (αβ-
конфигурации) (рис. 8).

Повышенные концентрации биологических гопанов 
и гопенов в изученных отложениях свидетельствует о су-
щественном вкладе оВ низкой, раннедиагенетической 
степени зрелости (Каширцев, 2001; Гринько и др., 2020). 
Доля геогопанов среди общего содержания тритерпено-
идов варьирует от 14,6 до 50,9%. Данное значение неза-
кономерно варьирует по разрезу станций. соотношения 
геогопанов, биогопанов, моретанов и гопенов, установ-
ленное для заведомо «фоновых» отложений без признаков 

эпигенетичного оВ, использовалось для выявления интер-
валов отложений с аномально повышенной концентрацией 
геогопанов, свидетельствующей о миграционной природе 
части уВ в донных илах. Наибольшее количество таких 
интервалов обнаружено в разрезах станций, опробован-
ных на поднятии Персея (рис. 9).

среди трисноргопанов (тритерпаны состава с27) иден-
тифицированы изомеры Ts (18α(H)-22, 29, 30-триснор-
неогопан), Tm (17α(H)-22, 29, 30-трисноргопан), а также 
изомер Tβ (17β(Н)-22, 29, 30-трисноргопан) и непредель-
ный гопен Te (17α(H)-22, 29, 30-трисноргоп-(17,21)-
ен), вероятно, являющийся предшественником своих 
предельных аналогов. Последние два являются крайне 
нестабильными, поэтому в составе нефтей они обычно 
отсутствуют. Вместе с тем, согласно опубликованным 
данным, их высокие концентрации характерны для не-
зрелого оВ современных осадков (Boitsov et al., 2011; 
Петрова и др., 2015; Моргунова и др., 2018; Гринько и др., 
2020). Изомер Ts имеет катагенетическое происхождение, 
поэтому его обнаружение в осадках может быть результа-
том подтока нефтяных уВ. В оВ большинства образцов Ts 
содержится в следовых количествах, а изомеры Tm и Tβ 
явно доминируют над ним. Так, в образцах из фоновых 
станций значения параметра Ts/(Ts+Tm) минимальны и ва-
рьируют от 0,10 до 0,14 (рис. 10В). В изученных образцах 
остальных станций данные значения несколько выше (до 
0,43, среднее – 0,26). Лишь в одном образце с поднятия 
Персея (TTR20-AR168G 50–60 см) содержание изомера Ts 
несколько превышает содержание Tm (Ts/(Ts+Tm) = 0,61), 
что указывает на большою долю катагенетически преобра-
зованного (середина ГЗН) оВ в составе донных отложений 
(Peters et al., 2005). 

Гопаноиды состава с29 представлены норгопанами 
Н29αβ, Н29ββ, норморетаном (Н29βα), норнеогопаном 
(H29Ts), а также неогоп-13(18)-еном. Гопадоиды состава 
с30 – эпимерами Н30αβ, Н30ββ и Н30βα и гопенами: ди-
плоптеном (гоп-22(29)-еном), неогоп-13(18)-еном и гоп-
17(21)-еном. Гопены (особенно диплоптен) встречались 
редко. В большинстве экстрактов идентифицирован диа-
гопан – структурный изомер гопана с30, отличающийся 
от последнего наличием метильного заместителя у с15 
вместо с14. Значения параметра 30d/Н30αβ в образцах 
фоновых станций не превышают 0,05 и увеличиваются 
до 0,09–0,15 в образцах из трех станций с поднятия Персея 
и одной станции с северо-Восточного плато (рис. 10В). 
В данном случае повышенные концентрации диагопана 
маркируют образцы с более термически преобразованным 
оВ, так как наблюдается их прямая зависимость от зна-
чений других параметров зрелости.

Также было установлено наличие в оВ осадков 
гомогопанов состава с31-с34. Их гомологи состава с35 
присутствовали в ряде образцов в следовых количествах. 
Значения отношения эпимеров S- и R-гомогопанов состава 
с31 (коэффициент 22S/(22S+22R)) в образцах фоновых 
станций варьируют от 0,12 до 0,18. Максимальные значе-
ния (0,35–0,43) установлены в образцах из пяти станций 
с поднятия Персея. Для эпимеров состава с32 значения 
аналогичного коэффициента несколько выше – в фоновых 
образцах от 0,23 до 0,33; максимальные – 0,4–0,49 – в от-
дельных станциях, представляющих все районы иссле-
дований. Такие значения несколько ниже равновесных 
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(0,59 и 0,56 для гомогопанов с31 и с32 соответственно) 
(Гордадзе и др., 2012), но вместе с тем свидетельствуют 
о присутствии в осадках аномальных станций оВ повы-
шенной зрелости. 

В исследуемых экстрактах среди биогопанов и мо-
ретанов соединения состава с31 (Н31ββ и Н31βα) преоб-
ладали над соединениями состава с32 (Н32ββ и Н32βα). 
Величины отношений концентраций геогопанов к их 
термически менее устойчивым аналогам (биогопанам, 
моретанам и гопенам) с аналогичным количеством атомов 
углерода в молекулах приведены на лепестковой диа-
грамме (рис. 10А). Экстракты внутри отдельных станций 
отличаются между собой по геохимическим характери-
стикам – некоторые тяготеют к области фоновых станций, 
а некоторые значительно отдаляются от него. Вероятно, 
это связано с наложением нефтяного распределения уВ 
миграционной природы на фоновое распределение со-
временного оВ осадков.

Трициклические терпаны в экстрактах осадков 
представлены гомологической серией хейлантанов – 
t19-t30. Гомологи t19-t20 присутствуют не повсеместно. 
Трициклические терпаны термически более устойчивы, 
чем другие терпаны, поэтому с увеличением степени зре-
лости их относительные концентрации в оВ становятся 
больше (Peters, Moldowan, 1993). Как правило, концен-
трации хейлантанов низкие – пики индивидуальных со-
единений плохо проявлены на масс-фрагментограммах. 
В образцах из фоновых станций величины отношения 
три/пента (t23/H30αβ) не превышают 0,08. Максимальные 
значения данного параметра (0,12–0,27) установлены 
в образцах из пяти станций с поднятия Персея, одной 
станции с поднятия Демед и одной станции с северо-
Восточного плато. 

среди стеранов в осадках были идентифицированы 
биологические стераны – ααα-конфигурации, геологи-
ческие стераны (или изостераны) – αββ-конфигурации, 

Рис. 8. Примеры масс-фрагментограмм тритерпеноидов (m/z 191) в фоновых образцах (поднятие Демед) (А) и в образцах с мигра-
ционными УВ (поднятие Персея) (Б): Ts – 18α(H)-22, 29, 30-триснорнеогопан; Те – 17α(H)-22, 29, 30-трисноргоп-(17,21)-ен; Tm – 
17α(H)-22, 29, 30-трисноргопан; Tβ – 17β(Н)-22, 29, 30-трисноргопан; H28αβ – 17α(H), 21β(H)-28,30-бисноргопан; С29:13(18)-ene – 
С29 неогоп-13(18)-ен; H29αβ – 17α(H), 21β(H)-30-норгопан; H29Ts – 18α(H)-30-норнеогопан; 30d – 15α-метил-17α(H)-27-норгопан 
(диагопан); С30:17(21)-ene – C30 гоп-17(21)-ен; Н29βα – 17β(Н), 21α(Н)-30-норгопан (норморетан); H30αβ – 17α(Н), 21β(Н) C30 
гопан; С30:13(18)-ene – С30 неогоп-13(18)-ен; Н29ββ – 17β(Н),21β(Н)-30-норгопан; Н30βα – 17β(H), 21α(H)-гопан (моретан); 
С31:17(21)-ene – C31 гоп-17(21)-ен; Н31βα – 17β(H), 21α(H)-гомогопан; С30:22(29)-ene – С30 гоп-22(29)-ен (диплоптен); Н32βα – 
17β(H), 21α(H)-бисгомогопан; Н31ββ – 17β(H), 21β(H)-гомогопан; Н32ββ – 17β(H), 21β(H)-бисгомогопан; H31S и H31R – C31 17α(Н), 
21β(Н) гомогопаны 22S и 22R эпимеры соответственно; H32S и H32R – C32 17α(Н), 21β(Н) бисгомогопаны 22S и 22R эпимеры соот-
ветственно; H33S и H33R – C33 17α(Н), 21β(Н) трисгомогопаны 22S и 22R эпимеры соответственно; H34S и H34R – тетракисго-
могопаны 22S и 22R эпимеры соответственно; H35S и H35R – пентакисгомогопаны 22S и 22R эпимеры соответственно
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а также перегруппированные стераны (диа-
стераны) – αβα-конфигурации. В фоновых об-
разцах преобладают биологические структуры 
(значения параметра bb/(aa+bb)C29 лежат в диа-
пазоне 0,31–0,38), особенно эпимеры, имеющие 
при 20-м углеродном атоме R-конфигурацию. 
они являются наименее устойчивыми, поэтому 
в ходе термического созревания оВ переходят 
в S-эпимеры (Peters et al., 2005). Таким образом, 
доминирование R-эпимеров свидетельствует 
о низкой степени зрелости оВ образцов фоновых 
станций (величины параметра aa20S/(S+R)C29 ва-
рьируют от 0,05 до 0,13) (рис. 10Б). Такой же вывод 
можно сделать и по проявлению в общем распре-
делении диастеранов. Так, величина отношения 
диастеранов к регулярным состава с27 (диа/  рег 
с27), сильно зависящая от степени зрелости оВ, 
в образцах фоновых станций варьирует от 0,03 
до 0,17 (среднее – 0,08). однако был выявлен ряд 
станций (шесть станций на поднятии Персея и одна 
станция на северо-Восточном плато), в образцах 
из которых распределение стеранов несколько 
отличается: преобладание 20R-эпимеров менее 
резкое, относительные концентрации геостеранов Рис. 9. Состав тритерпеноидов в экстрактах из осадков

Рис. 10. А – лепестковая диаграмма величин отношений биомаркерных параметров тритерпанового ряда в экстрактах осадков; 
Б – график соотношения параметров зрелости bb/(aa+bb)C29 и aa20S/(S+R)C29 изомеров стеранов в экстрактах осадков; В – график 
соотношения параметров зрелости Ts/(Ts+Tm) и диагопан/гопан С30 в экстрактах осадков. Для Б и В одноцветные значки пред-
ставляют образцы, отобранные вдоль разреза одной станции с разных горизонтов. Кружки обозначают образцы, отобранные из 
интервала 0–10 см, ромбы – 15–25 см, треугольники – 25–65 см, квадраты – более 70 см
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и диастеранов более высокие в сравнении с фоновым рас-
пределением. Так, величины параметра bb/(aa+bb)C29 до-
стигают 0,40–0,51; aa20S/(S+R)C29 – 0,21–0,39 (рис. 10Б); 
диа/рег с27 – 0,30–0,46. 

Наибольшие значения биомаркерных параметров зре-
лости оВ установлены в экстракте из интервала 50–60 см 
колонки TTR20-AR168G (поднятие Персея), в то время 
как в экстрактах из вышележащих интервалов той же 
колонки значения аналогичных параметров существенно 
ниже. В целом, неравномерное распределение величин ко-
эффициентов зрелости оВ по разрезу характерно для всех 
аномальных станций. 

В ароматической фракции растворимой части оВ 
донных осадков идентифицированы соединения фе-
нантренового ряда, сероароматические соединения ди-
бензотиофенового ряда и триароматические стероиды. 
Их содержание в большинстве экстрактов крайне мало. 
Максимальные концентрации среди полиароматических 
соединений приходятся на ретен, являющийся маркером 
высшей растительности (Villar et al., 1988). Значения 
метилдибензотиофенового индекса (4MDBT/1MDBT), 
который увеличивается со степенью зрелости оВ (Radke 
et al., 1986), в фоновых образцах варьируют от 0,8 до 1,2. 
Максимальные значения данного параметра (3,7–5,7) 
приходятся на образцы из двух станций с поднятия 
Персея и одной станции с северо-Восточного плато. 
Значения отношения низкомолекулярных к высокомо-
лекулярным триароматическим стероидам (TA(20–21)/
(TA(20–21)+TA(26–28)) в образцах фоновых станций 
не превышают 0,39 и достигает максимума (0,42–0,68) 
в образцах из трех колонок, отобранных на поднятии 
Персея, и двух, отобранных на северо-Восточном плато, 
характеризуя высокую степень преобразованности оВ 
(Peters et al., 2005). 

Таким образом, анализ биомаркерных параметров 
зрелости оВ показал, что на исследуемой площади в дон-
ных осадках содержатся эпигенетичные уВ, имеющие 
высокую термическую зрелость. Такие «аномальные» 
разрезы были вскрыты на семи станциях в пределах под-
нятия Персея, единожды на поднятии Демед и дважды 
на северо-Восточном плато. 

Чтобы охарактеризовать предполагаемую нефтемате-
ринскую толщу, являющуюся источником миграционных 
уВ соединений верхней части осадочного разреза, были 
проанализированы биомаркерные параметры обстановок 
накопления и природы исходного оВ.

Биомаркерные параметры состава и условий на-
копления исходного ОВ. Надежным критерием оценки 
типа исходного оВ является соотношение в его со-
ставе стеранов состава с27, с28 и с29 (Huang, Meinshein, 
1979). В работе при расчетах использовалась сумма 
регулярных стеранов. Так, на треугольной диаграмме 
соотношения стерановых уВ видно, что оВ образцов 
характеризуется смешанным составом и приурочено 
к морским обстановкам накопления (рис. 11). Таким об-
разом, можно предположить, что источником нефтяных 
уВ в осадках является нефтегазоматеринская толща со 
смешанным типом оВ. При этом в нескольких экстрактах 
из образцов с поднятия Персея преобладают гомологи 
состава с29, что говорит о значительном вкладе в состав 
исходного оВ гумусовой компоненты. Это может быть 

связано как с неоднородностью состава сингенетичного 
оВ осадков, так и с иным, отличным по геохимическим 
характеристикам, источником миграционных уВ. 

На распределение биомаркеров в составе оВ зна-
чительно влияют литологические характеристики вме-
щающих отложений. судя по значениям отношений 
адиантана (гопана состава с29) относительно гопана с30 
(Н29/Н30 < 0,6), а также тетрациклического терпана T24 
относительно трициклического t26 (Т24/t26 < 0,5) (Connan 
et al., 1986), оВ осадков формировалось в морских гли-
нистых отложениях. Аналогичный вывод можно сделать 
на основании величин отношения трициклических тер-
панов t24 и t23, которые в подавляющем большинстве 
анализируемых образцов превышают граничное для кар-
бонатов значение 0,5 (Peters et al., 2005).

Так как большинство экстрактов из аномальных 
станций характеризуется схожими условиями формиро-
вания и составом исходного оВ, можно предположить 
для них единый источник миграционных уВ внутри 
осадочного разреза района исследований. Ввиду отсут-
ствия кернового материала из северной части Баренцева 
моря точно установить конкретную материнскую породу 
не представляется возможным. Поэтому была выполнена 
попытка корреляции на основании сравнительного ана-
лиза молекулярных составов экстрактов донных осадков 
и нефтегазоматеринских пород, отобранных из обнажений 
на архипелагах Шпицберген и Земля Франца Иосифа. 
Так, для экстрактов среднетриасовых аргиллитов харак-
терно схожее с аномальным распределение н-алканов 
(одномодальное с максимумом в области с18-с22), низкие 
значения отношения Pr/Ph (от 0,3 до 1,2), а также соот-
ношение стерановых уВ (с27:с28:с29 как 33:25:42), свиде-
тельствующее о преимущественно морских обстановках 
накопления оВ (Кирюхина и др., 2012; Норина, 2014). 
Глубина залегания среднетриасовых пород в пределах 
района исследований варьирует в широких пределах 
– от 0 до 4–4,5 км (старцева и др., 2017). Поэтому оча-
гом генерации миграционных флюидов могли служить 

Рис. 11. Соотношение регулярных стеранов в экстрактах 
донных осадков (Huang, Meinschein, 1979). Одноцветные знач-
ки представляют образцы, отобранные вдоль разреза одной 
станции с разных горизонтов. Кружки обозначают образцы, 
отобранные из интервала 0–10 см, ромбы – 15–25 см, треу-
гольники – 25–65 см, квадраты – более 70 см
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наиболее погруженные части осадочного разреза северо-
Баренцевской депрессии, вошедшие в главную зону неф-
теобразования (ступакова и др., 2021).

Выводы
относительные концентрации растворимой части оВ 

в осадках северного сектора Баренцева моря варьируют 
от 0,14 до 3,2 мг уВ/г осадка. При этом наибольшие 
значения характерны для самого приповерхностного 
интервала разрезов.

Групповой состав оВ донных отложений неоднороден 
и изменяется по разрезу независимо от глубины залегания. 
Как правило, в нем доминируют смолисто-асфальтеновые 
компоненты. Наибольшей долей асфальтенов в составе 
оВ характеризуются осадки приповерхностного интер-
вала. Лишь в некоторых изученных разрезах интервалы 
с облегченным составом оВ преобладают, указывая 
на возможный подток миграционных углеводородных 
соединений из глубокопогруженных частей осадочного 
разреза.

Молекулярный состав оВ донных отложений суще-
ственно неоднороден. Большинство экстрактов харак-
теризуется «пилообразным» распределением н-алканов 
с максимумами у высокомолекулярных нечетных гомо-
логов, что указывает на низкую степень термической 
преобразованности современного оВ и значительный 
вклад гидробионтов в его формирование. Для припо-
верхностных интервалов (0–10 см) изученных разрезов 
характерны высокие концентрации н-алканов с длиной 
цепи с34 и более, среди которых доминируют четные 
гомологи, вероятно, бактериальной природы. Лишь 
для нескольких проанализированных образцов уста-
новлено близкое к нефтяному распределение н-алканов, 
свидетельствующее о присутствии в составе оВ осадков 
катагенетически зрелых уВ соединений миграцион-
ной природы. Эпигенетичные флюиды, обнаруженные 
в разных изученных разрезах, схожи по распределению 
н-алканов между собой, что может указывать на единый 
источник уВ в осадочной толще района исследований. 
Биомаркерные параметры обстановок накопления ука-
зывают на схожие условия формирования материнской 
толщи для миграционных флюидов, изученных в образцах 
донных отложений.

В молекулярном составе оВ осадков установлено 
наличие как гео-, так и биогопанов, а также моретанов 
и гопенов. Для большинства разрезов характерны ми-
нимальные концентрации геогопанов. Высокие концен-
трации геогопанов в разрезах, отобранных на некоторых 
станциях, подтверждают предположение о подтоке уВ 
из глубоких частей осадочного бассейна на некоторых 
(«аномальных») участках исследованного района. Тем 
не менее, и на таких участках миграционная уВ компонен-
та распределена неравномерно и характерна лишь для от-
дельных интервалов опробованного разреза. Последнее 
может объясняться различной сорбционной способностью 
отложений, вмещающих уВ. Величины биомаркерных 
коэффициентов зрелости свидетельствуют о достаточно 
высоком уровне термической преобразованности оВ 
в образцах из «аномальных» районов.

результаты исследований показывают, что уча-
сток восточного склона и подножья поднятия Персея 

характеризуется высокой плотностью проявлений совре-
менной рассеянной уВ флюидоразгрузки, установленной 
по большому числу геохимических индикаторов. На за-
падном склоне северо-Восточного плато также возможен 
существенный подток уВ из недр. Поднятие Демед наи-
менее перспективно из изученных участков.

сравнение геохимических параметров миграционных 
уВ, установленных в изученных образцах донных отло-
жений района исследований, с описанными в литературе 
характеристиками пород из обнажений близлежащих 
островных архипелагов (Шпицберген и Земля Франца 
Иосифа) позволило выдвинуть предположение о том, 
что источником эпигенетичных уВ в отложениях «ано-
мальных» участков могут служить глубоко погруженные 
среднетриасовые глинистые отложения, обогащенные оВ 
смешанного типа.
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abstract. Group and molecular compositions of organic 
matter from bottom sediments of the northern sector of the 
Barents Sea were analysed. The sites where bottom sediments 
contain organic matter of molecular composition similar 
to that of oil are identified. Thermally mature hydrocarbon 
compounds detected in extracts from sediment samples 
indicates ongoing migration from deeply buried strata and 
fluid discharge processes on seafloor within the studied areas. 
Molecular compositions of extracts from bottom sediments 
were compared with and showed geochemical characteristics 
similar to some series described for the closest onshore to the 
study areas. That allows an assumption that the source for 
migrated hydrocarbons identified in studied bottom sediments 
can be Mid-Triassic organic-rich claystone intervals which 
are a part of sedimentary succession of the North Barents 
deep depression. 
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В статье представлена численно-аналитическая модель прорыва газа к скважине при разработке горизонталь-
ными скважинами нефтяных месторождений с газовой шапкой. Используемая полуаналитическая модель позво-
ляет описать процесс развития газового конуса и воспроизводить параметры добычи нефти и газа по скважине 
с применением настройки на фактическую историю добычи при помощи нескольких коэффициентов. Численная 
схема модели была реализована в виде расчетной библиотеки на языке программирования Python ver. 3.6.

Алгоритм протестирован на залежах нефти с газовой шапкой Ямальской нефтегазоносной области и показал 
хорошие результаты при адаптации и прогнозных расчетах. среднее время расчета одной итерации менее 10 с 
позволяет проводить многовариантные запуски расчета модели с использованием оптимизационных алгоритмов 
для автоматической настройки модели на фактические данные о добыче. результаты использования автоматизи-
рованной настройки на историю добычи показали удовлетворительную сходимость с фактическими данными. 
Таким образом, созданный алгоритм позволяет снизить трудо- и времязатраты при расчете прогноза добычи, 
тем самым повышая эффективность принимаемых решений по оптимизации разработки.

Ключевые слова: месторождение, газовая шапка, горизонтальная скважина, газовый фактор

Для цитирования: Шевченко Д.В., саламатин А.А., Яруллин А.Д., усманов с.А., савельев В.В., судаков В.А., 
рощектаев А.П., Юдин е.В., Воробьев Д.с., сорокина В.В., свешникова А.А. (2023). Численно-аналитическое 
моделирование добычи нефти горизонтальной скважиной из-под газовой шапки с автоматической адаптацией. 
Георесурсы, 25(4), c. 58–68. https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.10

* ответственный автор: сергей Анатольевич усманов
e-mail: sausmanov@gmail.com
© 2023 Коллектив авторов 
Контент доступен под лицензией Creative Commons Attribution 4.0 

License (https://creativecommons.org/licenses/by/4.0/)

Введение
Как известно, залежи газонефтяных или газоконденсат-

ных месторождений характеризуются наличием нефтяной 
оторочки – достаточно тонкого нефтенасыщенного слоя, 
залегающего между водоносным горизонтом и газовой 
шапкой. Добыча нефти на таких месторождениях предпо-
лагает использование горизонтальных скважин. Процесс 
добычи сопровождается образованием конуса газа. После 
прорыва конуса газа к скважине газовый фактор (ГФ) 
скважины может сильно варьироваться в зависимости 
от дебита. Задача прогнозирования зависимости дебита 
газа от дебита нефти является актуальной, и ее решение по-
зволит оптимизировать добычу на таких месторождениях.

Целью настоящего исследования является развитие 
математической модели газового фактора GORM (gas-oil 
ratio model) (Mjaavatten, Aasheim, 2006) для учета спец-
ифики пробуренных горизонтальных скважин и, на ее 

основе, создание программного комплекса для численной 
оценки добычи газа с автоматической адаптацией на исто-
рические данные.

Представлен опыт разработки и апробации такого 
комплекса с описанием подходов адаптации модели к фак-
тическим параметрам добычи на залежах нефти с газовой 
шапкой Ямальской нефтегазоносной области.

Математическая модель
рассматриваются объекты разработки месторождений, 

в которых нефтяной слой расположен между непрони-
цаемой подошвенной границей или водяным пластом 
снизу и газовой областью (газовой шапкой) сверху. Такие 
условия позволяют считать, что изначально газонефтяной 
контакт (ГНК) и водонефтяной контакт (ВНК) являются 
плоскими горизонтальными поверхностями. 

При разработке месторождения горизонтальной сква-
жиной над ней образуется газовый конус – область сниже-
ния ГНК к скважине, вплоть до пересечения со скважиной 
(рис. 1). Далее будем называть процесс опускания ГНК 
конусообразованием.

Процесс конусообразования является трехмерным, 
нестационарным и существенно нелинейным. Поэтому 
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подходы к прогнозированию его динамики традиционно 
основываются на математических моделях, выражающих 
законы сохранения. Такие задачи не могут быть решены 
с приемлемой точностью на основе аналитических моде-
лей. Широкое развитие получили численные трехмерные 
модели, основанные на принципе конечных разностей, 
реализуемые в коммерческих симуляторах Eclipse, GEM, 
tNavigator и др. (Davarpanah, Mirshekari, 2018). Подобные 
модели предоставляют широкий спектр возможностей 
и позволяют оценивать распределение давлений и на-
сыщенностей в узлах расчетной сетки на выбранные мо-
менты времени, а также рассчитывать дебиты нефти, 
газа и воды по скважинам. основным недостатком таких 
моделей является трудоемкость построения и адаптации 
на историю ввиду необходимости задания большого на-
бора параметров и их модификации при настройке модели. 
Это ограничивает возможность использования алгоритмов 
автоматизированной адаптации.

Применение полуаналитических моделей в данном 
случае позволяет упростить создание модели, повы-
сить скорость расчета, сформировать комплексные 
переменные для проведения автоматической адаптации 
и, как следствие, значительно снизить временные затраты 
на получение результатов. разработка полуаналитических 
моделей позволяет снизить зависимость от коммерческих 
программных продуктов и получить гибкое решение, 
что открывает значительный потенциал при использова-
нии таких моделей в корпоративных информационных 
системах при роботизации процесса анализа и оптими-
зации разработки.

Таким образом, для решения данных задач было прове-
дено развитие полуаналитической модели GORM в части 
двумерного расчета и учета реального профиля скважины 
и работы ее отдельных интервалов перфорации.

Основные физические допущения 
и упрощения

Для применения обобщенной модели GORM будем 
считать справедливыми следующие допущения.

• Исследуется процесс безнапорной разработки 
в окрестности одиночной горизонтальной скважины.

• Кривизна траектории скважины мала (не более 
2°/10 м).

• Пласт тонкий, строго горизонтальный, газовая шап-
ка над всем пластом, а поверхность ВНК остается 
неподвижной в течение всего процесса.

• Фильтрационно-емкостные характеристики посто-
янны для пласта.

• Капиллярные силы не учитываются, т.е. ГНК моде-
лируется поверхностью без переходной зоны.

• область дренирования значительно больше тол-
щины нефтяного слоя, а на ее границе справедливо 
условие непротекания.

• Для тонкого пласта можно считать, что давление 
в газовой шапке постоянно и в нефти распределено 
гидростатически.

• Давление в газе успевает выравниваться и на по-
верхности газовой шапки остается постоянным 
как в пространстве, так и с течением времени.

• область дренирования можно ограничить прямо-
угольной областью, расположенной симметрично 
относительно скважины.

• Известно распределение дебита нефти по скважине 
в пластовых условиях или распределение депрессии 
по скважине.

Математическая постановка
обозначим индексом g величины, характеризующие 

газовую фазу. Величины для нефти будем использовать 
без индексов. Высоту поверхности ГНК над ВНК обо-
значим как h = h(x,y,t) (рис. 2).

согласно предположениям модели давление в газе 
на верху газовой шапки постоянно: pg(hG) = pG = const.

Давление в нефтяном слое распределено гидроста-
тически:

,

Тогда 

y
,

где Dρ = ρ – ρg, g – ускорение свободного падения.
скорость фильтрации нефти равна: 

,

где k – проницаемость пористой среды, μ – коэффициент 
динамической вязкости нефти.

Рис. 1. Схема опускания газового конуса над скважиной, совме-
щенная с системой координат. Ось y направлена вдоль сква-
жины, ось x – перпендикулярно в горизонтальной плоскости, 
ось z – вертикально вверх

Рис. 2. Вертикальный разрез газового конуса ортогонально 
к скважине
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На подвижной поверхности h(x,y,z) справедливо усло-
вие равенства средней скорости нефти скорости движения 
поверхности

,

где φ – пористость.
ВНК считается неподвижным, нормальная скорость 

нефти на ВНК равна нулю.
Нормальная скорость нефти также равна нулю 

на внешних границах исследуемой области.
Интегрируя уравнение неразрывности div v = 0 по тол-

щине нефтяного слоя от 0 до h, получаем уравнение 
Дюпюи – Форхгеймера для толщины нефтяного слоя 
(Dupuit, 1863):

.

отметим, что в текущей постановке модель позволя-
ет учитывать латеральную неоднородность полей Фес. 
В настоящей работе проводились расчеты при постоянных 
значениях пористости и проницаемости. Это отвечает 
уравнению материального баланса нефти относительно 
локальной мощности нефтяной оторочки h

, (1)

где .

симметричность задачи относительно скважины 
позволяет проводить исследование только в правой по-
луплоскости x ≥ 0. Для численного анализа ограничим 
нашу область прямоугольником [0; Wx]×[–Wy; L + Wy], где 
L – длина участка скважины в пласте.

Краевыми условиями для уравнения (1) будут:
• условие непротекания на границе области:

; (2)

• баланс объема нефти на скважине:

, (3)

где  – объемный дебит нефти с единицы длины 
скважины;

• начальное условие:
h(t = 0) = 0. (4)

соотношения для моделирования 
процессов около скважины

Для моделирования особенностей притока к раз-
личным участкам скважины использована следующая 

зависимость депрессии от координаты y вдоль скважины 
при x = 0:

 

Dp(yw) = Kk(yw)Dpk , 

,

где k – номер перфорированного участка скважины.
В зависимости от однородности или неоднородности 

параметров Dpk и bk = Dptk/pbk можно смоделировать случаи 
единой, монотонной и независимой динамики депрессии 
по стволу (рис. 3):

объемный дебит с единицы длины скважины будет 
пропорционален депрессии с учетом того, что часть δ 
скважины заполнена газом:

.
Добыча газа в таком случае будет равна:

.

Здесь J – коэффициент продуктивности для соответ-
ствующей фазы, δ = (zw(y) – h(0,y,t))/dw – безразмерный 
уровень нефти в скважине, D(δ) – параметр, завися-
щий от геометрии уровней в скважине, dw – диаметр 
скважины.

Для определения параметра D можно использовать 
предположения, что поток фазы пропорционален площади 
или дуге контура скважины, занятого фазой. Для этих 
случаев получаем зависимости

площадь
дуга

где θ = 2arccos(1 – 2δ).
В итоге на скважине можем записать граничные 

условия:
• при заданном распределении дебита

,

• при заданном распределении депрессии:

.

Здесь qo – дебит нефти в пластовых условиях.
Так как условия по дебиту известны в поверхностных 

условиях, запишем уравнения перевода:
• при заданном дебите нефти в поверхностных ус-

ловиях Qo

qo = QoBo 
• при заданном дебите газа в поверхностных усло-

виях Qg

Рис. 3. Варианты моделирования депрессии вдоль скважины
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,

где
,

γ = Jg/Jo.

Заметим, что из представленных утверждений можно 
получить

.

Безразмерный анализ
Перед приведением системы уравнений к безразмер-

ному виду заметим, что для толщины нефтяного слоя 
имеется две характерные величины:

• изменение высоты слоя η = h – h0 – именно эта вели-
чина испытывает характерные изменения в течение 
процесса;

• общая толщина слоя h – именно эта величина обе-
спечивает проводимость нефти.

если скважина находится близко к ВНК, то эти вели-
чины близки друг к другу, в противном случае они могут 
значительно отличаться.

с учетом введенных обозначений уравнения (1)–(4) 
можно записать следующим образом:

,

,

,

h(t = 0) = h0.

Безразмерная постановка задачи
Характерными в данном процессе будут следующие 

значения толщины нефтяного слоя и дебита с единицы 
длины скважины: .

Характерные значения для координат xc = yc, време-
ни tc и прогиба ГНК ηc определим позднее из анализа 
уравнений.

Поделим все переменные на их характерные величи-
ны и обозначим это такими же переменными с чертой: 

 и т.д.
Получаем следующую систему уравнений в безраз-

мерном виде:

,

,

,

.

Здесь:

,
 

.

Характерное время определяется из равенства A = 1, 
так как это то время, при котором скважина уже сформи-
рует характерный газовый конус, но еще не установится 
равновесный профиль уровня поверхности нефти:

.

Характерная координата определяется из условия 
S = 1, так как именно в этом случае процесс определяется 
дебитом скважины:

.

Характерная величина прогиба определяется из огра-
ничений: 

а) процесс ограничен размером области xc ≤ Wx;
б) уровень ГНК не может опуститься ниже скважины 

ηc ≤ h0 – zwc, где zwc – наибольшая высота перфорированного 
интервала скважины над ВНК.

В итоге получаем

.

соответственно, для характерного простирания процесса 
можно получить:

.

если первый член в правой части выражения имеет 
меньшее значение, то конус достигает скважины до того, 
как произойдут изменения около границы. Время про-
рыва газа примерно совпадает с характерным временем 
процесса

 .

если же второй член в правой части выражения имеет 
меньшее значение, то конус успевает достигнуть границы 
и опускается почти равномерно с уменьшением общего 
объема нефти в области. При этом прорыв газа в скважину 
может произойти на временах, значительно превышаю-
щих характерное время процесса.

оценить время прорыва в этом случае можно из ба-
лансовых соображений

2
 .

объединяя оба случая, получаем

,

.
 

(5)
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Характерные значения основных 
определяющих переменных 
для рассматриваемых месторождений

Для характерных значений параметров различных 
месторождений может быть получен достаточно широ-
кий диапазон характерных времен от нескольких суток 
до десятков лет.

Для рассматриваемых залежей справедливы следую-
щие усредненные значения геологических и физических 
параметров: 

h0 = 20,7 м, k = 70 мД, Dρ = 7·102 кг/м3, (h0 – zwc) = 7,6 м, 
 2~ 0,38 м сутoc o ocq B Q L=% , μ = 0,9 сПз, φ = 0,2, Wx = 80 м, 
 ( ) ( )02 38,15 мwc ockg h z qρ µ∆ − =% .
Тогда имеем xc = 38,15 м, tc = 305 сут ≈ 10 мес.

реальное время прорыва газа равно 8,5 мес.
Таким образом, полученные результаты позволяют 

достаточно хорошо определить время прорыва газа.

Численная схема и программная 
реализация

сетка конечно-разностной аппроксимации
уравнения для определения поверхности ГНК запи-

сываются на разностной сетке на основе метода прямых 
(Лисковец, 1965). Дискретизация проводилась по про-
странственным переменным. Полученные обыкновен-
ные дифференциальные уравнения (оДу) выражают 
эволюцию локальной толщины ГНК от времени в точках 
пространственной сетки.

сетка по координате x является неравномерной. она 
состоит из двух частей. В окрестности скважины она 
строится по логарифмическому закону. Для этого зада-
ются минимальный шаг, который отвечает ячейке сетки, 
содержащей скважину, и шаг геометрической прогрес-
сии – множитель, согласно которому увеличивается ши-
рина ячейки расчетной сетки при удалении от скважины. 
Третий параметр – максимальный шаг сетки в направле-
нии x. При достижении этого значения сетка дополняется 
равномерными шагами вплоть до заполнения всей области 
дренирования до Wx.

сетка по координате y вдоль скважины является 
квазиравномерной (рис. 4). При ее построении задаются 
максимальный шаг сетки и набор интервалов скважины 
(содержащих и не содержащих перфорации). По построе-
нию сетки концы таких интервалов являются узлами сетки 
в этом направлении. Таким образом, каждый интервал 
скважины заполняется равномерно распределенными 

узлами сетки. Шаг на интервале выбирался так, чтобы 
он не превосходил максимально заданное значение.

Выбранный квазиортогональный подход к построению 
пространственной сетки позволил учесть резкое измене-
ние формы ГНК в окрестности скважины и одновременно 
значительно снизить время расчета динамики процесса 
за счет крупного шага вдали от скважины.

алгоритм численного решения
реализована следующая последовательность решения 

задачи. На каждый момент времени t считается известным 
поле h(x,y,t), что позволяет рассчитать величины D(δ(y)), 
K(y), отвечающие линии x = 0 на данный момент времени. 
Далее интегрированием находим значение ψ. В зависи-
мости от того, по какой фазе осуществляется контроль, 
считается заданной величина Qo или Qg. По вычисленной 
ψ и заданному значению γ находится второй (незаданный) 
объемный расход фазы. 

окончательно, определяем граничное условие на вер-
тикали, проходящей через скважину. 

Представленная схема расчетов позволяет применять 
стандартную дискретизацию по методу конечных объемов 
(конечных разностей) для пространственного оператора. 
сохраняя дифференциальный оператор по времени, полу-
чим систему обыкновенных дифференциальных уравне-
ний относительно вектора h, который представляет собой 
изменение локальной высоты ГНК со временем в узлах 
сетки расчетной области. Такое представление позволяет 
использовать стандартные библиотеки для решения эво-
люционных задач, задач Коши для систем обыкновенных 
дифференциальных уравнений.

Программный модуль
Численная схема модели GORM была реализована 

в виде расчетной библиотеки на языке программирова-
ния Python ver. 3.6. Библиотека состоит из трех модулей: 
импорт входных файлов, скрипт решателя, экспорт ре-
зультатов расчета.

В качестве входных данных используется формализо-
ванный набор файлов в формате excel. Модуль импорта 
выполняет функцию чтения геологических и физических 
параметров пласта и параметров расчета. Данный модуль 
также выполняет загрузку информации о траектории, 
перфорациях и дебитах скважин.

спецификой численной схемы является многократное 
умножение матрицы на вектор. В модуле решателя исполь-
зовались разреженные матрицы, что позволило исключить 
лишние операции с умножением на нулевые элементы 
матрицы. Кроме того, проведено профилирование кода 
для выявления функций, наиболее ресурсоемких по ис-
пользованию оперативной памяти и времени выполнения, 
выполнена оптимизация кода, что позволило значительно 
снизить время расчета.

результаты расчета представляются в формате excel-
таблиц, а также в виде графиков: объема добычи нефти 
и газа, изменения положения газонефтяного контакта, 
изменения газового фактора, накопленного дебита газа 
и нефти. Модуль экспорта выполняет функцию вывода 
перечисленных данных.Рис. 4. Используемая разностная сетка. Коричневым цветом 

показаны перфорированные участки скважины, синим – не-
перфорированные
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Опыт автоматической адаптации
Постановка задачи автоматической адаптации
Ввиду удобства использования комплексных перемен-

ных модели, а также потенциала роботизации процесса 
создания и адаптации модели в рамках настоящей работы 
был реализован функционал автоматизированной адапта-
ции модели путем автоматического подбора параметров 
модели для воспроизведения фактической динамики 
работы скважин с использованием оптимизационных 
алгоритмов.

используемые целевые функции
Было рассмотрено три варианта целевых функций (ЦФ).
1. При оптимизации использовался минимум средне-

квадратичного отклонения целевой функции F:

,

где Fi
f и Fi

c – значения ЦФ в i-й момент времени по факту 
и расчету соответственно.

Целевые функции, используемые при адаптации:

 – нормированный дебит газа в поверх-
ностных условиях;

 – нормированный дебит нефти в поверх-
ностных условиях;

 – доля газа в добываемой продукции;
 – линейное взвешивание.

Здесь ,  – характерные значения дебитов нефти 
и газа. В качестве таковых были выбраны средние значе-
ния фактических результатов.

2. При оптимизации использовался минимум взвешен-
ной суммы квадратов с повышенным весом последних 
значений:

,

где задаются вес ν и доля истории со старым весом p = 
n1/n, n1 = [pn].

3. При оптимизации использовалась линейная комби-
нация среднеквадратичного отклонения показателя по вре-
мени и квадрата отклонения кумуляты дебита нефти / газа:

коэффициенты bF , bo, и bg задаются так, чтобы в сумме 
были равны единице.

исследование зависимости целевой функции 
от параметров задачи 

Анализ зависимости целевых функций от параметров 
выявил «оврагоподобное» поведение ЦФ (рис. 5, 6). 
При уменьшении параметра α (и прочих фиксированных 
параметрах) значения ЦФ изменяются от некоторой посто-
янной величины (соответствующей процессу без прорыва 

газа) до минимума с последующим резким ростом и вы-
ходом на режимы недопустимых решений.

Такое поведение приводит к необходимости очень 
аккуратного выбора начальных значений параметра α 
и дальнейшей обработки случаев нулевых градиентов 
и выхода из областей отсутствия решения.

используемые методы оптимизации
реализовать общий способ для решения задач опти-

мизации невозможно. с целью выявления наиболее под-
ходящего способа проводились исследования следующих 
алгоритмов: усеченный метод Ньютона (Nash, 1984), 
дифференциальная эволюция (Storn, Price, 1997), метод 
Нелдера – Мида (Gao, Han, 2012).

В итоге, автоматизированная адаптация была реа-
лизована на основе алгоритма минимизации скалярной 
функции нескольких переменных с помощью симплекс-
метода Нелдера – Мида. Этот метод является самым про-
стым способом свести к минимуму явно определенную 
функцию. Для этого необходимо указать минимальные 
и максимальные значения, в пределах которых происходит 
варьирование параметров.

Оценка характерных значений параметров 
для адаптации на основе безразмерного анализа

При автоматической адаптации очень важно правильно 
подобрать начальные приближения параметров.

Безразмерный анализ позволяет оценить параметры 
пласта по моменту прорыва газа в скважину tg. Покажем, 
как это можно сделать.

Как правило, геометрические и технологические 
параметры разработки определены достаточно точно. 
Мы не будем варьировать значения параметров h0, zwc,  , 
φ, считая их заданными.

определим примерные значения α и Wx из формулы (5) 
при известном значении времени прорыва газа tg (рис. 7).

рассмотрим два случая.
1. Зафиксирован параметр α.
Значение параметра Wx, при котором происходит про-

рыв газа в указанный момент времени, примерно равно: 

.

если при этом нарушается условие
, 

то можно сделать вывод, что при данном значении α 
достичь заданного времени прорыва газа невозможно 
при любых Wx.

2. Зафиксирован параметр Wx.
Примерное значение параметра α, при котором про-

исходит прорыв газа в указанный момент времени, при-
мерно равно:

 .

если при этом заметно нарушается условие
, 

то можно сделать вывод, что при данном значении Wx 
достичь заданного времени прорыва газа невозможно 
при любых α.
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Заметим, что безразмерный анализ позволяет сделать 
только приблизительную оценку. Итоговые значения 
параметров могут отличаться в несколько раз. Но это всё 
равно будет хорошим начальным приближением для по-
следующей адаптации. 

Для целей адаптации лучше использовать начальные 
значения параметров, при которых реальное время проры-
ва газа будет соответствовать обеим частям формулы (6).

Тогда

,
 

,

откуда следует равенство .
Алгоритм автоматической адаптации работает наи-

лучшим образом, если в качестве  начальных  выбрать  
эти значения.

Рис. 7. Зависимость характерного времени прорыва газа: (а) от параметра α при фиксированных Wx; (б) от параметра Wx 
при фиксированных α

а) б)

Рис. 6. Типовая зависимость целевой функции от параметров α и Wx

Рис. 5. Типовая зависимость целевой функции от параметров α и γ
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Заметим, что предварительный расчет в режиме кон-
троля газа не может решить проблемы оптимального на-
бора определяющих параметров, так как смена режимов 
приводит к значительному «сдвигу» расчетного времени 
прорыва газа.

результаты и выводы
В рамках данного алгоритма реализованы два вида кон-

троля: расчет в режиме заданного дебита нефти и расчет 
в режиме заданного дебита газу. рассмотрим полученные 
результаты на примере работы программного модуля с кон-
тролем по нефти. По полученным в результате многовари-
антной адаптации графикам видно хорошее соответствие 
рассчитанных и фактических характеристик (рис. 8).

рис. 9 демонстрирует многовариантный расчет про-
филей газонефтяного контакта, а также профиль горизон-
тальной части ствола скважины. Интервалы перфораций 
на рисунке выделены красным цветом.

среднее время расчета для одной итерации составля-
ет около 10 с, при этом расчёт на отдельных итерациях 

может занимать от 1 до 100 с. Время расчета зависит 
от положения газонефтяного контакта для конкретной 
итерации. В среднем это позволяет рассчитывать много-
вариантные сценарии (500–1000 итераций) в приемлемое 
время (1–3 ч).

опыт расчетов показывает, что особенно критичны-
ми параметрами для качественной адаптации являются 
следующие.

• Параметр α. он характеризует интенсивность 
движения нефтяной фазы в пласте и динамику 
ГНК. увеличивая α, пользователь увеличивает 
динамику нефти в пласте, уменьшая – динамику 
газа в пласте. Например, чтобы получить более 
ранний прорыв газа в скважину, нужно уменьшать 
этот параметр.

• Параметр Wx, м. он характеризует полуширину 
области дренирования в направлении, ортогональ-
ном скважине. При уменьшении значения этого 
параметра увеличивается динамика газа в пласте, 
при уменьшении – нефти. 

Рис. 8. Пример многовариантного расчета с контролем по нефти: (а) газонефтяной фактор, (б) накопленная добыча газа

а) б)

Рис. 9. Пример многовариантного расчета профилей газонефтяного контакта
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• Безразмерный коэффициент γ. он регулирует от-
носительную подвижность фаз в скважине. Чем 
больше значение параметра, тем более подвиж-
ным становится газ и менее подвижной – нефть. 
регулирует интенсивность нарастания дебита газа 
после прорыва газа в скважину.

При этом первые два параметра обеспечивают адап-
тацию для корректировки момента прорыва газовой 
шапки к скважине (рис. 9). если неправильно задать эти 
параметры, пользователь получит низкий дебит газа (газ 
будет поступать только из нефти) либо слишком высокий 
стартовый дебит газа (слишком стремительный прорыв 
газовой шапки к скважине).

Параметр γ регулирует скорость нарастания соот-
ношения газа к нефти уже после прорыва газовой шапки 
к скважине. если темп нарастания добычи газа не соответ-
ствует историческим данным, необходимо регулировать 
данный параметр (рис. 10).

Заключение
создана расчетная библиотека на языке Python, по-

зволяющая прогнозировать объем добычи газа при об-
разовании и развитии газового конуса при добыче нефти 
из нефтегазовых и газонефтяных залежей.

рассмотренная полуаналитическая модель позволяет 
описать процесс развития газового конуса и воспроизво-
дить параметры добычи нефти и газа по скважине с при-
менением настройки на фактическую историю добычи 
при помощи нескольких коэффициентов. 

По результатам тестирования разработанного алго-
ритма на залежах нефти с газовой шапкой Ямальской 
нефтегазоносной области среднее время расчета модели 
составило около 10 с, что позволяет проводить многова-
риантные запуски расчета модели с применением опти-
мизационных алгоритмов для автоматической настройки 
модели на фактические данные о добыче. результаты 
проведенного тестирования показывают возможность 

получения удовлетворительной сходимости с использова-
нием автоматизированной настройки на историю работы. 
стоит отметить, что эффективность автоматической на-
стройки на историю (количество необходимых расчетов 
модели) значительно зависит от начального приближения 
(начальных параметров модели), и дальнейшее разви-
тие предполагает автоматизацию подбора начального 
приближения.

разработанный алгоритм позволяет снизить трудо-
затраты при прогнозировании добычи, что повышает 
эффективность принимаемых решений по оптимизации 
разработки.

реализация алгоритмов на основе свободно распро-
страняемых библиотек позволяет встраивать модули 
в автоматизированные системы контроля за разработкой 
нефтегазодобывающих компаний.
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numerical-analytical modeling of oil extraction from oil fields with 
a gas cap using horizontal wells with automatic history matching
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abstract. The article describes a numerical-analytical 
model for gas breakthrough to a well during the development 
of oil fields with a gas cap using horizontal wells. The 
employed semi-analytical model allows describing the 
process of gas cone development and reproducing oil and gas 
production parameters from the well by matching to the actual 
production history using several coefficients. The numerical 
scheme of the model was implemented as a computational 
library in the Python 3.6 programming language.

The algorithm was tested on oil deposits with a gas cap in 
the South Yamal oil and gas region and showed good results 
in history matching and forecasting calculations. The average 
calculation time of one iteration being less than 10 seconds 
allows for multiple model run scenarios using optimization 
algorithms for automatic calibration to actual production data. 
The results of the testing show the possibility of achieving 
satisfactory convergence using automated calibration to 
the production history. The developed algorithm reduces 
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the workload of specialists in forecasting production, 
thereby enhancing the effectiveness of decisions made for 
development optimization.

Keywords: oil field, gas cap, horizontal well, gas-oil ratio
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Построение адаптивных гидродинамических моделей 
пониженного порядка на основе метода POD-DEIM

Д.С. Волосков*, Д.А. Коротеев
Сколковский институт науки и технологий, Москва, Россия

Предложен метод построения адаптивных гидродинамических моделей пониженного порядка POD-DEIM 
для задач оптимизации разработки и адаптации к историческим данным, основанный на адаптации базисов 
ортогональных разложений к изменяющейся конфигурации модели. Метод предполагает использование инфор-
мации, содержащейся в базисах исходной модели, и дополнение их новыми компонентами вместо построения 
последующих моделей с нуля. Применение адаптации базисов позволяет существенно снизить вычислительные 
затраты на построение моделей пониженного порядка и открывает возможность применения подобных моделей 
для задач, требующих множественных расчетов моделей с различными конфигурациями. В работе реализована 
модель POD-DEIM для задачи двухфазной фильтрации и рассмотрены примеры адаптации данной модели к из-
менениям конфигурации скважин и геологических свойств коллектора. Предложен обобщенный подход при-
менения моделей POD-DEIM в комбинации с методом адаптации базисов для решения оптимизационных задач, 
таких как оптимизация разработки, выбор оптимальных расположения, геометрии и режима скважин, а также 
адаптация гидродинамических моделей к историческим данным.
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Введение
При решении многих аналитических задач, возни-

кающих при разработке нефтегазовых месторождений, 
используются трехмерные гидродинамические модели. 
Такие модели основаны на численном решении системы 
дифференциальных уравнений в частных производных 
для оценки динамики полей физических параметров, 
таких как поровое давление и фазовые насыщенности по-
рового флюида (Fanchi, 2018). Многие приложения гидро-
динамического моделирования требуют множественных 
расчетов с различными параметрами, например, для по-
иска оптимального сценария разработки или адаптации 
модели к историческим данным, что, в совокупности 
с большой сложностью реалистичных моделей, приво-
дит к огромным затратам временных и вычислительных 
ресурсов, что делает невозможным применение полнораз-
мерных гидродинамических моделей для решения подоб-
ных задач и обусловливают исследования, направленные 
на снижение вычислительных затрат при гидродинами-
ческом моделировании. 

Для этой цели разрабатываются так называемые ме-
тоды моделирования пониженного порядка. Для решения 
задач гидродинамического моделирования часто исполь-
зуются методы, основанные на истинном ортогональном 
разложении (Proper Orthogonal Decomposition – POD). 

В этих методах POD используется для представления ре-
шаемой системы уравнений в пространстве пониженной 
размерности: переменные проецируются в пространство, 
заданное POD-базисом, в котором решается система урав-
нений пониженного порядка, а результат решения про-
ецируется обратно в пространство полной размерности.

Методы, основанные на POD, позволяют существенно 
снизить вычислительные затраты при решении линейных 
задач. однако в случае применения к нелинейным за-
дачам, возникают сложности, связанные с вычислением 
нелинейной части в полноразмерном пространстве. 
При решении нелинейных систем уравнений применя-
ются итеративные алгоритмы, такие как метод Ньютона. 
На каждой итерации требуются вычисление нелинейного 
функционала и оценка матрицы Якоби системы уравне-
ний: при использовании POD для таких расчетов требуется 
на каждой итерации проецировать текущее приближенное 
решение в пространство полной размерности для расчета 
полноразмерного нелинейного функционала и оценки 
матрицы Якоби, а затем проецировать матрицу Якоби 
обратно в пространство, определенное POD-базисом. 
Необходимость множественных проекций из простран-
ства пониженной размерности и обратно, а также расчет 
нелинейного функционала в полноразмерном простран-
стве значительно увеличивают вычислительные затраты. 

Для более эффективной работы с нелинейностями 
в методах, основанных на POD, были разработаны не-
сколько подходов. В (Chaturantabut, Sorensen, 2010) 
представлен метод дискретной эмпирической интерпо-
ляции (Discrete Empirical Interpolation Method – DEIM), 
позволяющий оценивать нелинейный функционал только 
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в некотором наборе точек и затем неявным образом ин-
терполировать эти значения для получения представления 
в пространстве пониженной размерности. Комбинация 
POD и DEIM стала одним из широко применяемых ме-
тодов для построения гидродинамических моделей пони-
женного порядка (Efendiev et al., 2016; Tan et al., 2019; Yang 
et al., 2016). В (Rewienski & White, 2003) предложен метод 
кусочной линеаризации траектории (Trajectory Piecewise 
Linearization – TPWL). В этом методе предварительно рас-
считывается набор состояний системы и матриц Якоби, 
в дальнейшем же система линеаризуется в окрестности 
этих состояний. Метод TPWL также может быть применен 
к системе в пространстве пониженной размерности, на-
пример, полученной с помощью POD. Комбинация POD 
и TPWL (POD-TPWL) часто применяется к гидродина-
мическим моделям месторождений (Cardoso, 2010; He et 
al., 2011). В (Trehan, Durlofsky, 2016) доработали метод 
TPWL, заменив линейную аппроксимацию квадратичной 
(Trajectory Piecewise Quadratic extension – TPWQ), и при-
менили комбинацию этого метода c POD (POD-TPWQ) 
для моделирования двухфазной фильтрации в пористой 
среде.

В настоящее время активно ведется разработка мето-
дов моделирования пониженного порядка, основанных 
на подходах машинного обучения. В (Kani, Elsheikh, 2017, 
2018) разработали подход глубоких остаточных нейрон-
ных сетей (Deep Residual Recurrent Neural Network – 
DR-RNN) и применили его к моделированию двухфазной 
фильтрации в пористой среде. ряд подходов основан 
на использовании нейросетевых автокодировщиков (Jin 
et al., 2020; Temirchev et al., 2020), с помощью которых 
осуществляется переход в пространство скрытых пере-
менных меньшей размерности. еще одним направлением 
исследований является использование нейросетевых 
моделей, которые обучаются корректно использовать 
физические уравнения (Physics Informed Neural Networks) 
(Fraces et al., 2020; Gasmi, Tchelepi, 2021). 

Многие задачи, где применяется гидродинамическое 
моделирование, связаны с множественными расчетами 
на соответствующих моделях с варьируемыми параме-
трами, например, для поиска оптимального сценария раз-
работки или адаптации модели к историческим данным. 
Метод адаптации нейросетевой модели пониженного 
порядка к историческим данным представлен в (Illarionov 
et al., 2022). Авторы используют дифференцируемость 
модели и предлагают использовать для адаптации к исто-
рическим данным подходы, аналогичные применяемым 
для обучения модели. Несмотря на преимущества мето-
дов, основанных на машинном обучении, такие методы 
не всегда применимы из-за сложностей, возникающих 
при интерпретации результатов и необходимости данных 
в больших объемах для обучения.

Методы, основанные на POD, успешно применя-
лись для поиска оптимальных режимов работы сква-
жин (Jansen, Durlofsky, 2017; Trehan, Durlofsky, 2016). 
однако в случаях, когда помимо режимов работы скважин 
меняются и другие параметры модели, например, распо-
ложение скважин или геологические свойства коллектора, 
POD-базис должен быть перестроен для каждой новой 
конфигурации, что связано со значительными вычис-
лительными затратами и зачастую делает применение 

классических моделей пониженного порядка, основанных 
на POD, нецелесообразным. 

В (Voloskov, Pissarenko, 2021) предложен подход, 
позволяющий использовать информацию, содержащу-
юся в POD-базисе для исходной конфигурации модели, 
при построении базисов для варьируемых конфигураций 
модели. В этой работе рассмотрена модель двухфазной 
фильтрации в пористой среде в формулировке IMPES 
(уравнение на давление решается неявным методом, урав-
нение на насыщенность – явным), где POD применяется 
только к уравнению на давление. Поскольку уравнение 
на насыщенность решается в полноразмерном простран-
стве, соответствующие затраты вычислительных ресурсов 
зависят от размерности модели и для достаточно больших 
размерностей могут свести на нет полученный от по-
нижения размерности. еще одной особенностью модели 
является использование явной схемы решения уравнения 
на насыщенность, что накладывает ограничения на ми-
нимальный размер временного шага симуляции и также 
может быть ограничивающим фактором для применения 
этой модели.

В настоящей работе мы рассматриваем расширение 
этого метода на модель в последовательной неявной 
формулировке, где POD применяется к обоим уравнени-
ям, а для более эффективной работы с нелинейностями 
используется DEIM. Последовательная неявная схема 
позволяет ослабить ограничения на минимальный шаг 
расчета, а применение POD для обоих уравнений и DEIM 
для интерполяции нелинейного функционала позволяет 
более эффективно использовать предлагаемый подход 
для работы с моделями больших размерностей. Для адап-
тации базиса, определяющего набор точек для DEIM, 
как и для адаптации самой выборки точек, предложен 
соответствующий алгоритм. В работе рассмотрено при-
менение предлагаемого подхода для адаптации модели 
пониженного порядка POD-DEIM как для варьируемых 
параметров скважин (длины горизонтального ствола, ази-
мутального угла, расположения устья) так и для варьируе-
мых параметров геологических свойств коллектора (поля 
пористости и проницаемости) и предложен обобщенный 
подход к решению обратных задач, таких как оптимизация 
разработки или адаптация к историческим данным.

Материалы и методы
Модель двухфазной фильтрации 

в последовательной неявной формулировке
Математическая модель двухфазной фильтрации 

состоит из уравнений, представляющих законы сохра-
нения массы для двух фаз (воды и нефти) (Monteagudo, 
Firoozabadi, 2004):

 (1)

где индексы o и w обозначают нефтяную и водную фазы 
соответственно, f – пористость, ρ – плотность флюида, 
s – насыщенность флюида, v – скорость фильтрации, q – 
сток или источник. Насыщенности воды и нефти связаны 
соотношением

so + sw = 1.  (2)
скорость фильтрации определяется законом Дарси

 (3)
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где λ = kr /μ – мобильность флюида, kr – относительная 
фазовая проницаемость, K – тензор абсолютной про-
ницаемости, p – давление флюида, g – ускорение силы 
тяжести, h – глубина. Пренебрегая капиллярными эффек-
тами, сжимаемостью и гравитацией и подставляя (3) в (1), 
мы получаем систему уравнений на давление:

 (4)
где λ = λo + λw – полная подвижность, p – поровое давление, 
q = qo +qw – источник или сток, насыщенность определя-
ется из уравнения:

 (5)

Для дискретизации системы уравнений область 
делится на блоки, для ее решения используется метод 
контрольных объемов (Monteagudo, Firoozabadi, 2004). 
уравнение на давление в матричной форме может быть 
записано в виде

Asp = b,  (6)
где  – матрица коэффициентов, sp – вектор 
давлений, каждое значение вектора представляет собой 
усредненное значение давления в ячейке,  – вектор 
правых частей уравнений.

уравнение на насыщенность запишется как 

 
(7)

где  – вектор водонасыщенностей в ячейках, 
 – матрица коэффициентов, зависящая 

от поля давлений, где m – число граней ячеек, fw(ss) – не-
линейный функционал , отображающий поле 
водонасыщенностей в значения относительной фазовой 
проницаемости воды на гранях. уравнения (6) и (7) связа-
ны через зависимость матрицы A от значений водонасы-
щенности через относительный фазовые проницаемости 
и зависимости матрицы B от поля давлений. Для решений 
таких связанных систем уравнений существует несколько 
методов. Мы используем последовательную неявную 
схему (Pacheco et al., 2017): на каждом временном шаге 
уравнение (6) решается неявно, при этом для составле-
ния матрицы A используются значения водонасыщен-
ности с предыдущего шага; затем полученные значения 
давлений используются для составления матрицы B,  
уравнение (7) решается также неявно с использованием 
метода Ньютона. 

Модель пониженного порядка 
POD-DEIM

истинное ортогональное разложение
Целью истинного ортогонального разложения (POD) 

является получение оптимального базиса пространства 
пониженного порядка. POD позволяет получить разло-
жение многомерной функции (например, распределение 
физической величины в пространстве) как линейную 
комбинацию ортонормированных базисных компонент 
(Kunisch, Volkwein, 2003):

.
 

(8)

POD-базис оптимален в том смысле, что для любой 
размерности базиса r выполняется

,
 

(9)

где xi,j – значение i-й переменной на j-м временном шаге, 
ui

k – значение i-го элемента k-й компоненты базиса, aj
k – со-

ответствующий коэффициент разложения. Метод основан 
на применении сингулярного разложения (Singular Value 
Decomposition – SVD) матрицы «снимков» состояний 
модели:

X = UƩV*,  (10)
где  – матрица левых сингулярных векторов, 

 – матрица правых сингулярных векторов, 
 – матрица c неотрицательными элементами 

(сингулярными числами) на главной диагонали и нуле-
выми элементами вне главной диагонали.

оптимальный базис пониженного порядка состоит 
из первых r левых сингулярных векторов (столбцов ма-
трицы U).

Таким образом, для получения POD-базиса для кон-
кретной задачи необходимо составить матрицу Xs «сним-
ков» состояний системы (для задачи двухфазной фильтра-
ции – векторы значений давления и водонасыщенности), 
каждый столбец которой si является вектором состояния 
системы (для двумерных или трехмерных систем значения 
преобразуются к одномерному виду), выполнить сингу-
лярное разложение этой матрицы (10) и составить базис 
пониженного порядка Ur из первых r столбцов матрицы U. 
Тогда система линейных алгебраческийх уравнений вида 

As = b  (11)
может быть преобразована к системе пониженного 
порядка

Arsr = br  (12)
где Ar = UrTAUr, sr = UrTs, br = UrTb. После нахождения 
представления решения системы в пространстве пони-
женной размерности sr оценка решения в пространстве 
полной размерности s′ может быть найдена как s′ = Ursr.

Метод дискретной эмпирической интерполяции
Метод POD позволяет ускорить решение систем ли-

нейных алгебраических уравнений, в том числе возника-
ющих при дискретизации линейных дифференциальных 
уравнений в частных производных. однако при попытке 
применить данный подход к нелинейным уравнениям 
возникают определенные сложности. 

рассмотрим нелинейное дифференциальное уравнение 
в частных производных 

 
(13)

где  – вектор неизвестных,  – матрица 
коэффициентов, определяемая пространственным диффе-
ренциальным оператором, F – нелинейный функционал, 
вычисляемый поэлементно. Представление данного 
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уравнения в пространстве пониженной размерности, 
определенном POD-базисом, может быть записано в виде

 
(14)

где yr = UrTy – представление вектора неизвестных в про-
странстве пониженной размерности, Ur – POD-базис, 
Ar = UrTAUr. Для оценки нелинейного функционала 
UrTF(Uryr(t)) необходимо вернуть текущее приближение 
вектора неизвестных в пространство полной размерности, 
вычислить нелинейный функционал и вернуть резуль-
тат обратно в пространство пониженной размерности. 
Данные операции сопряжены со значительными затратами 
вычислительных ресурсов.

Авторы работы (Chaturantabut, Sorensen, 2010) пред-
ложили метод DEIM, основанный на аппроксимации 
нелинейного члена путем проецирования в пространство 
пониженной размерности, аппроксимирующее про-
странство, порожденное нелинейным функционалом. 
Для простоты дальнейшей записи обозначим F(Ury(t)) 
как f(t). Аппроксимация f(t), полученная проекцией в под-
пространство, определенное базисом , 
может быть записана в виде 

f(t) ≈ Qc(t),  (15)
где , c(t) – соответствующие коэф-
фициенты. Для того чтобы найти вектор c(t), мы можем 
выбрать m различных строк из переопределенной системы 
уравнений f(t) ≈ Qc(t). Для этого рассмотрим матрицу 

 (16)
где eρi– ρi-й столбец единичной матрицы . 
Предположим, что матрица PTQ – невырожденная, тогда 
вектор коэффициентов c(t) может быть однозначно найден 
из системы уравнений

PTf(t) = (PTQ)c(t).  (17)
Тогда аппроксимация (15) может быть записана как 

f(t) ≈ Qc(t) = Q(PTQ)-1PTf(t). (18)
Для получения аппроксимации (18) необходимо опре-

делить базис Q и матрицу P. Базис может быть получен 
в результате применения POD к матрице снимков не-
линейного функционала F(y(t)). Эти снимки могут быть 
получены в ходе того же расчета полноразмерной модели, 
что и снимки для POD-разложения основных переменных. 
Коэффициенты ρi и соответствующая матрица P могут 
быть определены по этому базису с помощью следующего 
алгоритма.

1. составляется матрица Q′, включающая один столбец 
(первую компоненту базиса q1).

2. Находится позиция ρ максимального по модулю 
элемента q1.

3. составляется матрица P, включающая один столбец 
(соответствующий столбец единичной матрицы eρ).

4. Для каждой компоненты базиса qi, начиная со второй 
4.1. решается система уравнений (PTQ′)c = PTqi 

относительно c;
4.2. находится остаток r = qi – Q′c;
4.3. находится позиция r максимального по модулю 

элемента r;
4.4. матрица P дополняется столбцом eρ справа;
4.5. матрица Q′ дополняется столбцом qi справа.

5. Матрица P может быть использована для получения 
аппроксимации (18).

Модель пониженного порядка POD-DEIM 
для задачи двухфазной фильтрации

рассмотрим дискретизированную модель, заданную 
уравнениями (6) и (7). Для решения системы уравнений 
мы используем последовательную неявную схему: полу-
чаем поле давлений для нового временного шага, решая 
неявно уравнение (6), при этом используются значения 
подвижностей флюида с предыдущего временного шага. 
После этого полученное поле давления используется 
для определения коэффициентов уравнения (7), которое 
также решается неявно с помощью метода Ньютона. 
уравнение (6) в пространстве пониженной размерности 
примет вид

Arsp
r = br ,  (19)

где Ar = Up
rT AUp

r – проекция матрицы коэффициентов 
в пространство, определенное POD-базисом Up

r, который 
может быть получен из сингулярного разложения матрицы 
снимков давления Sp, sp

r = Up
rTsp и br = Up

rT b  – проекции 
векторов давления и вектора свободных членов уравнений 
в POD-пространство. 

Для получения POD-базиса водонасыщенности Us
r  

выполняли сингулярное разложение матрицы снимков 
Ss. уравнение на насыщенность (7) в пространстве по-
ниженной размерности может быть записано как

. (20)

Преобразуем данное уравнение к виду

. (21)

Для пространственной дискретизации уравнений 
применяем метод контрольных объемов, где необходимо 
оценивать скорость флюида на гранях ячеек, для чего  
используем так называемую противопоточную схему 
(upwind scheme) (Young, 1981). Матрица , где 
nf – число граней между ячейками, n – число ячеек, отобра-
жает значения подвижности воды в ячейках в соответству-
ющие значения на гранях, gw(Us

rss
r) – нелинейная функция 

вычисляющая значения подвижности воды в ячейках, 
 – оценки производной давления на гранях, 

 – матрица, отображающая потоки флюида 
на гранях в изменения водонасыщенности в ячейках. 

Мы применяем DEIM для аппроксимации нелинейного 
функционала

. (22)
снимки h записываются в ходе того же расчета модели, 

что и снимки давлений и водонасыщенностей. DEIM-
аппроксимация h имеет вид

. (23)
где  – матрица выбора точек для DEIM, 

 – соответствующий POD-базис. Для вычисле-
ния выражения  и, следова-
тельно, для оценки всего поля h необходимо вычислить 
лишь k(r ≤ k ≤ 6r) значений функции в ячейках, определя-
емых матрицей PT, и всоседних с ними ячейках.
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Метод адаптации базисов
Методы моделирования пониженного порядка, ос-

нованные на POD, в том числе и на POD-DEIM, часто 
применяются для подбора оптимальных режимов работы 
скважин. При этом модель пониженного порядка, постро-
енная для одного сценария, применяется и для модели-
рования других сценариев (с изменившимися режимами 
работы скважин). Несмотря на это, некоторые приложения 
требуют моделирования множества сценариев с изме-
няющимися конфигурациями скважин или геологиче-
скими параметрами. В этом случае стандартная модель 
пониженного порядка, основанная на POD, не позволяет 
с достаточной точностью моделировать такие сценарии, 
и для каждой конфигурации должна быть построена своя 
модель, что требует генерации соответствующих снимков 
состояний и приводит к вычислительным затратам, кото-
рые зачастую делают нецелесообразным применение мо-
делей, основанных на POD, для решения подобных задач.

Авторы работы (Voloskov, Pissarenko, 2021) предложи-
ли метод, позволяющий адаптировать POD-базис к новой 
конфигурации модели c использованием лишь небольшого 
числа дополнительных снимков. рассмотрим POD-базис 
U0

r, построенный для конкретной спецификации модели. 
Допустим, что нам требуется смоделировать сценарий до-
бычи с изменившейся конфигурацией модели. Для этого 
рассчитаем несколько снимков состояний с обновленной 
конфигурацией и построим из них матрицу снимков S. 
Информация, содержащаяся в этих снимках и ортогональ-
ная базису U0

r, может быть выражена в виде матрицы оста-
точных снимков, которые представляют собой разность 
оригинальных снимков и их проекции в пространство, 
определяемое базисом U0

r, и обратно:

. (24)
Мы можем применить SVD к матрице остаточных 

снимков Sres для получения базиса  . 
Этот базис ортогонален исходному базису U0

r, и комби-
нация компонент этих базисов может быть использована 
как новый базис пространства пониженной размерности 
для проекции уравнений. Предлагаемый подход за-
ключается в дополнении исходного базиса несколькими 
компонентами остаточного базиса. Алгоритм может быть 
сформулирован следующим образом.

1. рассчитывается небольшое число снимков состоя-
ний для новой конфигурации модели.

2. составляется матрица снимков S.
3. рассчитывается матрица остаточных снимков 

Sres (24).
4. Выполняется SVD матрицы Sres и составляется 

остаточный базис Ures
r из первых rres левых сингулярных 

векторов.
5. Исходный базис U0

r компонентами базиса Ures
r 

для получения нового базиса .
6. Базис  может быть использован в обновленной 

модели пониженного порядка.
В работе (Voloskov, Pissarenko, 2021) данный подход 

был применен только к уравнению на давление, мы же 
применяем этот метод также и к уравнению на водо-
насыщенность. Дополнительные снимки состояний 
водонасыщенности сохраняются во время того же рас-
чета модели, что и снимки давлений, также сохраняются 

снимки нелинейного функционала (22). Адаптация ба-
зисов пониженного порядка для полей давления и водо-
насыщенности выполняется аналогичным образом в со-
ответствии с вышеописанным алгоритмом. Адаптация 
базиса для нелинейного функционала основана на тех 
же идеях, но требует дополнительных вычислений, так 
как, помимо самого базиса, требуется также обновление 
набора точек, в которых оценивается нелинейный функци-
онал h. соответствующий алгоритм может быть записан 
следующим образом.

1. Получение остаточного базиса Qres аналогично ба-
зисам давления и водонасыщенности.

2. обозначим  новый базис.
3. Для каждой компоненты остаточного базиса qresi

 
3.1. решается система уравнений  

относительно c;
3.2. находится остаток ;
3.3. находится позиция r максимального по модулю 

элемента r;
3.4. матрица P дополняется столбцом eρ справа;
3.5. матрица  дополняется столбцом qresi 

справа.
4. Матрицы P и  могут быть использованы в модели 

POD-DEIM.

результаты
Валидация модели пониженного порядка 

POD-DEIM
Для численных экспериментов мы будем использовать 

трехмерную гидродинамическую модель ячейки разработ-
ки на регулярной сетке размерности 40×40×3 c размером 
ячейки 25 м×25 м×10 м. синтетически сгенерированные 
поля пористости и проницаемости описывают высоко-
проницаемый канал, окруженный породами с меньшей 
проницаемостью (рис. 1).

В углах модели расположены вертикальные нагнета-
тельные скважины, в центре – добывающая скважина с го-
ризонтальным стволом, расположенным в верхнем слое 
модели. расположение скважин представлено на рис. 2.

Для построения модели POD-DEIM необходимо 
собрать выборку снимков состояний модели, при этом 
для достижения наилучших результатов снимки должны 
максимально полно представлять пространство воз-
можных состояний модели. Для этого был сгенерирован 
искусственный сценарий, в котором режимы работы на-
гнетательных скважин (забойное давление) случайным 
образом менялись на каждом шаге моделирования. В ходе 
расчета данного сценария были записаны снимки полей 
давления, насыщенности и значений функционала h (23). 
По этим снимкам была построена модель POD-DEIM, 
которая применялась для расчета тестового сценария. 
Для построения модели использовалось по 2000 снимков 
для каждой величины, POD-базис давления состоял из 40 
компонент, базис насыщенности – из 40 компонент, базис 
h – из 200 компонент.

На рис. 3 представлены результаты расчета дебитов 
добывающей скважины с использованием модели POD-
DEIM в сравнении с результатами расчета с использова-
нием полноразмерной модели. расчет выполнялся на 3000 
дней с шагом 15 дней.

Были проведены также соответствующие расче-
ты с использованием модели пониженного порядка 
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в IMPES-формулировке, в которой POD применяется 
только для уравнения на давление. Для исследования воз-
можности применения рассматриваемой модели для симу-
ляций с большим временным шагом дополнительно были 
проведены соответствующие расчеты с шагом 150 дней.

Для расчетных динамических величин, таких как де-
биты и насыщенности, были рассчитаны относительные 
квадратичные ошибки (Root Relative Square Error – RRSE). 
RRSE представляет собой ошибку относительно ошибки 
простейшей оценки (константного среднего значения) 
(Witten, 2011):

где yi – истинное значение,  – среднее значение,  – по-
лученная оценка.

соответствующие значения представлены в табл. 1.

В табл. 2 представлены значения времени, затрачен-
ного на соответствующие расчеты. Все расчеты прово-
дились на рабочей станции с двумя процессорами Intel 
Xeon E5-2630 v3.

Данные расчеты показывают, что модель POD-DEIM 
может воспроизводить результаты расчета полнораз-
мерной модели с точностью, достаточной для решения 
многих практических задач. Несмотря на то что на данном 
тестовом примере модель в IMPES-формулировке оказа-
лась несколько быстрее, результаты расчетов с большим 
временным шагом показали, что IMPES-модель, в отличие 
от модели POD-DEIM, не способна воспроизвести по-
добные расчеты. Для многих приложений это позволяет 
достичь бóльшей вычислительной эффективности с ис-
пользованием модели POD-DEIM. Также модель POD-
DEIM может быть более эффективна при применении 
к задачам большей размерности.

Рис. 1 Срезы полей пористости (слева) и проницаемости 
(справа) в тестовой модели (сверху вниз – первый, второй и 
третий слои) 

Рис. 3. Сравнение расчетных дебитов добывающей скважины 
с использованием модели POD-DEIM (зеленая кривая – дебит 
воды, красная – дебит нефти) с результатами, полученными с 
использованием полноразмерной модели (синяя кривая – дебит 
воды, оранжевая – дебит нефти)

Рис. 2. Расположение скважин (синими кружочками обозначе-
ны нагнетательные скважины, зеленой линией – горизонталь-
ный ствол добывающей скважины)

Табл. 1. RRSE расчета модели POD-DEIM и POD-Galerkin (IMPES) относительно полноразмерной модели

 RRSE 
 Модель POD-DEIM 

(временной шаг 15 дней)  
Модель POD-Galerkin 
(IMPES) (временной 

шаг 15 дней) 

Модель POD-DEIM 
(временной шаг 150  

дней) 

Модель POD-Galerkin 
(IMPES) (временной шаг 

150 дней) 
Водонасыщенность 0,019 0,014 0,02 0,16 
Давление 0,037 0,022 0,09 0,37 
Дебит воды  0,020 0,014 0, 05 0,63 
Дебит нефти 0,026 0,027 0,09 0,51 
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Применение модели POD-DEIM при изменении 
параметров скважин

Для некоторых приложений, например, для поиска 
оптимального сценария разработки, требуется выпол-
нять расчеты с различными конфигурациями скважин. 
рассмотрим сценарий, в котором изменен азимутальный 
угол горизонтального ствола добывающей скважины от-
носительно конфигурации, для которой была построена 
исходная модель POD-DEIM (рис. 4).

На рис. 5а приведено сравнение дебитов, полученных 
на модели POD-DEIM, построенной для исходной конфи-
гурации скважин, с результатами расчета с использовани-
ем полноразмерной модели. Из рисунка видно, что модель 
POD-DEIM, построенная для исходной конфигурации 
скважин, не способна с достаточной точностью воспроиз-
вести динамику потоков флюидов при измененной конфи-
гурации. В общем случае, при изменении конфигурации 
требуется построение новой модели POD-DEIM с нуля, 
что требует расчета большого количества снимков состо-
яний (в данном случае требуется порядка 2000 снимков). 

соответствующие вычислительные затраты могут сде-
лать применение модели POD-DEIM нецелесообразным. 
однако, используя рассмотренный выше метод адаптации 
базисов, мы можем адаптировать модель к измененной 
конфигурации скважин с использованием значительно 
меньшего количества снимков. В приведенном ниже при-
мере для адаптации базисов мы используем по 100 сним-
ков для давления, Водонасыщенность и функционала h. 
Cнимки сгенерированы полноразмерной моделью с обнов-
ленной конфигурацией скважин, при этом для наибольшей 
репрезентативности снимки сделаны на временных от-
счетах, равномерно распределенных по всему интервалу 
моделирования. режимы работы нагнетательных скважин, 
так же как и при построении исходной модели POD-
DEIM, изменяются случайным образом. При адаптации 
базисов было изменено 4 компоненты базиса давления, 4 
компоненты базиса насыщенности и 10 компонент базиса 
функционала h. результаты моделирования дебитов до-
бывающей скважины в сравнении с результатами расчета 
на полноразмерной модели представлены на рис. 5б.

В табл. 3 представлены значения RRSE относительно 
полноразмерной модели для моделей POD-DEIM c бази-
сами, построенными для несовпадающей конфигурацией 
скважин, и с адаптированными базисами.

Аналогичный численный эксперимент был проведен 
при изменении длины добывающей секции горизонталь-
ного ствола скважины (рис. 2): ее длина была изменена со 
150 м до 120 м. Адаптация базисов выполнялась по 100 
снимкам: были обновлены 4 компоненты базиса давления, 
4 компоненты базиса насыщенности и 10 компонент ба-
зиса функционала h. На рис. 6 представлены результаты 
расчета с использованием модели POD-DEIM c базисами, 
построенными для исходной конфигурации скважины, 
и с адаптированными базисами. соответствующие зна-
чения RRSE представлены в табл. 4.

еще одним возможным параметром, который можно 
варьировать при поиске оптимального сценария разра-
ботки, является пространственное положение скважины. 

Табл. 2. Время расчета тестового сценария

 Модель 
POD-DEIM 

(временной шаг  
15 дней) 

Модель POD-Galerkin  
в IMPES- формулировке 

(временной шаг  
15 дней) 

Модель  
POD-DEIM 

(временной шаг  
75 дней) 

Модель POD-Galerkin  
в IMPES- формулировке 

(временной шаг  
75 дней) 

Полно- 
размерная 

модель 

Время расчета 25,1 с 14,2 с 4,7 с 2,6 с 244 с 

Рис. 4. Расположение скважин (синими кружочками обозна-
чены нагнетательные скважины, зеленой линией – горизон-
тальный ствол добывающей скважины в конфигурации, для 
которой была построена модель POD-DEIM, красной линией – 
горизонтальный ствол добывающей скважины в измененной 
конфигурации)

Рис. 5. Сравнение расчетных дебитов добывающей скважины с использованием модели POD-DEIM для измененной конфигурации 
скважин (зеленая кривая – дебит воды, красная – дебит нефти) с результатами, полученными с использованием полноразмерной 
модели (синяя кривая – дебит воды, оранжевая – дебит нефти); (а) с базисами для несовпадающей конфигурации, (б) с адаптиро-
ванными базисами

а) б)
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рассмотрим в качестве примера смещение горизонталь-
ного ствола на 25 м по осям Oх и oy и на 10 м по оси Oz 
(рис. 7).

Адаптация базисов, как и в предыдущих случаях, вы-
полнялась по 100 дополнительным снимкам, обновлялось 
по 4 компоненты базиса давления и водонасыщенности 
и 10 компонент базиса функционала h. расчетные деби-
ты добывающей скважины показаны на рис. 8, значения 
ошибки представлены в табл. 5.

Применение модели POD-DEIM при изменении 
геологических свойств модели

еще одним классом задач, требующим множествен-
ных прогонов гидродинамических моделей, является 

адаптация модели к историческим данным. В этих задачах 
зачастую требуется проводить расчеты для гидродина-
мических моделей с различными полями геологических 
свойств, добиваясь совпадения результатов расчета с исто-
рическими данными по скважинам. В данном параграфе 
вместо изменения конфигурации скважин мы рассмотрим 
изменения полей пористости и проницаемости.

Исходная модель POD-DEIM была построена для по-
лей пористости и проницаемости, показанных на рис. 1, 
и конфигурации скважин, изображенной на рис. 2. Затем 
были изменены форма и положение высокопроницаемого 
канала. обновленные поля пористости и проницаемости 
показаны на рис. 9.

Для сценария с обновленными полями пористости 
и проницаемости были проведены расчеты с использо-
ванием модели POD-DEIM с базисами, построенными 
для исходных свойств. результаты расчета дебитов 
добывающей скважины показаны на рис. 10а. Можно 
видеть, что, как и в случае с изменением конфигурации 
скважин, модель не может с достаточной точностью 
описать динамику добычи. Была выполнена адаптация 
базисов модели к изменившимся геологическим свой-
ствам. Адаптация производилась аналогично случаям, 
рассмотренным в предыдущем параграфе: использовалось 
по 100 дополнительных снимков давления, водонасыщен-
ности и функционала h, было обновлено по 4 компоненты 
базисов давления и насыщенности и 10 компонент базиса 
функционала h. результаты расчета дебитов добывающей 
скважины с использованием адаптированной модели 
POD-DEIM представлены на рис. 10.

В табл. 6 представлены соответствующие значения 
ошибки.

Рис. 7. Расположение скважин (синими кружочками обозна-
чены нагнетательные скважины, зеленой линией – горизон-
тальный ствол добывающей скважины в конфигурации, для 
которой была построена модель POD-DEIM, красной линией – 
горизонтальный ствол добывающей скважины в измененной 
конфигурации)

Рис. 6. Сравнение расчетных дебитов добывающей скважины с использованием модели POD-DEIM для измененной конфигурации 
скважин (зеленая кривая – дебит воды, красная – дебит нефти) с результатами, полученными с использованием полноразмерной 
модели (синяя кривая – дебит воды, оранжевая – дебит нефти); (а) с базисами для несовпадающей конфигурации, (б) с адаптиро-
ванными базисами

а) б)

Табл. 3. RRSE расчета модели POD-DEIM относительно пол-
норазмерной модели при изменении азимутального угла гори-
зонтальной скважины

 RRSE модели POD-
DEIM c базисами для 

несовпадающей 
конфигурации скважин 

RRSE модели 
POD-DEIM c 

адаптированными 
базисами 

Водонасыщенность 2,530 0,053 
Давление 1,992 0,150 
Дебит воды  0,630 0,062 
Дебит нефти 1,203 0,170 

Табл. 4 RRSE расчета модели POD-DEIM относительно пол-
норазмерной модели при изменении длины горизонтального 
ствола добывающей скважины

 RRSE модели POD-
DEIM c базисами для 

несовпадающей 
конфигурации скважин 

RRSE модели  
POD-DEIM c 

адаптированными 
базисами 

Водонасыщенность 1,369 0,023 
Давление 1,575 0,064 
Дебит воды  0,639 0,048 
Дебит нефти  1,282 0,061 
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Табл. 5 RRSE расчета модели POD-DEIM относительно пол-
норазмерной модели при изменении местоположения добыва-
ющей скважины

 RRSE модели POD-
DEIM c базисами для 

несовпадающей 
конфигурации скважин 

RRSE модели  
POD-DEIM c 

адаптированными 
базисами 

Водонасыщенность 3,130 0,053 
Давление 1,724 0,10 
Дебит воды  0,262 0,134 
Дебит нефти  1,310 0,175 

Обсуждение результатов
Многие приложения гидродинамического моделиро-

вания в задачах, возникающих при разработке месторож-
дений, требуют множественных расчетов с изменяющи-
мися параметрами. Большие вычислительные затраты 
на решения полноразмерных систем уравнений зачастую 
приводят к невозможности проведения достаточного ко-
личества расчетов для получения оптимального решения. 
Модели пониженного порядка, в том числе основанные 
на POD, позволяют значительно снизить затрачиваемое 
время и требования к вычислительным ресурсам для таких 

Рис. 8. Сравнение расчетных дебитов добывающей скважины с использованием модели POD-DEIM для измененной конфигурации 
скважин (зеленая кривая – дебит воды, красная – дебит нефти) с результатами, полученными с использованием полноразмерной 
модели (синяя кривая – дебит воды, оранжевая – дебит нефти); (а) с базисами для несовпадающей конфигурации, (б) с адаптиро-
ванными базисами

а б

Рис. 9. Срезы полей пористости: 1-й столбец – исходная пористость, 2-й столбец – обновленная пористость; и проницаемости: 
3-й столбец – исходная проницаемость, 4-й столбец – обновленная проницаемость (сверху вниз – первый, второй и третий слои)
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Рис. 11. Блок-схема применения метода адаптации базисов к оптимизационным задачам

Рис. 10. Сравнение расчетных дебитов добывающей скважины с использованием модели POD-DEIM для измененных полей пори-
стости и проницаемости (зеленая кривая – дебит воды, красная – дебит нефти) с результатами, полученными с использованием 
полноразмерной модели (синяя кривая – дебит воды, оранжевая – дебит нефти; (а) с базисами для несовпадающей конфигурации, 
(б) с адаптированными базисами

а) б)

Табл. 6. RRSE расчета модели POD-DEIM относительно пол-
норазмерной модели при изменении полей пористости и про-
ницаемости

 RRSE модели POD-
DEIM c базисами для 

несовпадающей 
конфигурации скважин 

RRSE модели  
POD-DEIM c 

адаптированными 
базисами 

Водонасыщенность 1,799 0,151 
Давление 0,562 0,104 
Дебит воды  0,473 0,0597 
Дебит нефти  0,783 0,118 

расчетов. однако для построения таких моделей требуется 
выборка снимков состояний полноразмерной моделей 
достаточно большого объема. При этом в общем случае 
при изменении параметров требуется заново перестра-
ивать модель, а именно рассчитывать выборку снимков 
состояний для новой конфигурации и строить базисы. 
Вычислительные и временные ресурсы, требуемые 
для получения выборки снимков, значительно снижают 
возможный выигрыш от применения моделей понижен-
ного порядка.

В работе (Voloskov, Pissarenko, 2021) предложен ме-
тод построения модели для обновленной конфигурации 
на основе использования информации, содержащейся 
в базисе для исходной конфигурации. В этом методе тре-
буется значительно меньшая выборка снимков состояний 
модели с обновленной конфигурацией. Предложенный 
метод был рассмотрен в применении к модели в IMPES 
постановке, где понижение порядка применяется только 
для уравнения на давление.

В настоящей работе предложена модификация 
этого метода для модели POD-DEIM в последователь-
ной неявной постановке, в которой понижение по-
рядка применяется как для уравнения на давление, так 
и для уравнения на насыщенность, а также используется 
метод DEIM для эффективной работы с нелинейностя-
ми. Предлагаемый подход позволяет проводить расчеты 
с бóльшим временным шагом и более эффективен для мо-
делей большой размерности. рассмотрено применение 
данного метода как для изменений конфигурации сква-
жин, так и для вариаций полей геологических свойств. 
Предлагаемый метод позволяет на 1–2 порядка уменьшить 
ошибку моделирования по сравнению с моделью POD-
DEIM, построенной для исходной конфигурации, и делает 
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ее сопоставимой с ошибкой модели пониженного порядка, 
построенной непосредственно для новой конфигурации. 
При этом в проведенных нами численных эксперимен-
тах для адаптации базисов было достаточно порядка 
100 снимков, тогда как для построения модели с нуля 
требуются тысячи соответствующих снимков, что на по-
рядок снижает вычислительные затраты при построении 
выборки. Применяемая в настоящей работе реализация 
модели POD-DEIM позволяет в 5–10 раз снизить время 
расчета на рассматриваемых примерах по сравнению 
с полноразмерной моделью. Выигрыш во времени расчета 
зависит от соотношения числа компонент базиса модели 
и количества ячеек полноразмерной модели (при большей 
размерности модели можно получить бóльший выигрыш 
в производительности). Повышение вычислительной 
эффективности реализации модели POD-DEIM является 
одним из направлений дальнейшей работы.

Итак, предлагаемый метод открывает возможность 
для применения моделей POD-DEIM при решении задач, 
в которых требуются множественные прогоны гидродина-
мических моделей с изменяющимися параметрами и кон-
фигурациями модели, таких как поиск оптимального сце-
нария разработки или адаптация моделей к историческим 
данным. Блок-схема одного из вариантов применения 
этого метода для оптимизационных задач представлена 
на рис. 11.

Для фиксированной конфигурации гидродинамической 
модели проводится расчет выборки снимков и строится 
модель POD-DEIM. результат расчета оценивается на ос-
нове критерия оптимизации (например, экономический 
критерий для оптимизации разработки или соответствие 
историческим данным по работе скважин для адаптации 
модели). В случае если результат расчета не привел к опти-
мальным значениям, конфигурация модели обновляется, 
и для обновленной конфигурации строится выборка из не-
большого числа снимков состояний с использованием 
полноразмерной модели. Полученные дополнительные 
снимки используются для адаптации базисов модели. 
Цикл оптимизации выполняется до достижения соот-
ветствия результатов расчета выбранному критерию. 
При изменении режимов работы скважин без изменения 
их конфигурации или геологических свойств адаптация 
базисов не требуется.

Заключение
работа посвящена применению моделей пониженно-

го порядка, основанных на POD, для задач, требующих 
множественных прогонов гидродинамических моделей 
с изменяющимися параметрами. рассмотрена реализация 
модели POD-DEIM для задачи двухфазной фильтрации 
в пористой среде. Для этой реализации предложено 
расширение подхода адаптации базисов модели к из-
меняющейся конфигурации с использованием неболь-
шого числа дополнительных снимков состояний модели. 
Представлены результаты численных экспериментов 
по применению предлагаемого подхода к изменениям 
конфигурации скважин (длины добывающей секции го-
ризонтального ствола, его ориентации и местоположения 
устья скважины) и геологических свойств.

В работе предложен обобщенный подход применения 
моделей POD-DEIM для решения оптимизационных за-
дач, основанный на адаптации базисов модели. 

Дальнейшая работа по данной тематике связана 
с реализацией предложенного подхода для практиче-
ского решения задач оптимизации разработки, выбора 
оптимального дизайна скважин и адаптации моделей 
к историческим данным. еще одним направлением плани-
руемой работы является формализация критериев выбора 
числа компонент в базисах модели и числа обновляемых 
компонент.
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adaptive reduced-order reservoir simulation models based on 
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and assisted history matching problems. The approach is 
based on adapting the orthogonal decompositions bases to the 
varying model configuration. The method utilizes information 
contained in the bases of the original model and supplements 
them with new components instead of constructing a new 
model from scratch. Adapting the bases significantly reduces 
the computational costs of building reduced-order models 
and allows the application of such models to tasks requiring 
multiple simulations with different configurations. The paper 
presents an implementation of the POD-DEIM model for a 
two-phase flow problem and discusses examples of adapting 
this model to changes in well configuration and geological 
properties of the reservoir. We propose a generalized approach 
using POD-DEIM models in combination with the bases 
adaptation technique to solve optimization problems, such as 
field development optimization, selection of the optimal well 
locations, geometries, and well regimes, as well as history 
matching.
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Особенности методики моделирования многостадийного 
гидроразрыва пласта на скважинах газоконденсатного 

месторождения Х

К.В. Присмотров*, А.И. Варавва, Я.Г. Воронинская
ООО «Газпромнефть НТЦ», Тюмень, Россия

Целью данной работы является выбор оптимальной методики моделирования многостадийного гидрораз-
рыва пласта (ГрП) на скважинах крупного газоконденсатного месторождения Х в условиях низкопроницаемых 
коллекторов и наличия риска выпадения конденсата в призабойной зоне пласта (ПЗП) при снижении пластового 
давления. 

На текущий момент существуют множество способов моделирования ГрП, каждый из которых характеризу-
ется своими преимуществами и недостатками. Для конкретных условий моделирования необходимо выбирать 
наиболее оптимальный метод моделирования ГрП, который позволяет корректно смоделировать все ожидаемые 
при разработке эффекты. В рамках настоящей работы описываются наиболее распространенные численные 
методы моделирования ГрП, отражены их преимущества и недостатки для конкретных условий моделирования 
месторождения Х. отдельное внимание уделено сравнению методик моделирования ГрП с использованием 
виртуальных перфораций и логарифмического измельчения, так как эти методики являются наиболее распро-
страненными способами задания ГрП в существующих гидродинамических симуляторах. Проведены сценарные 
расчеты, которые позволили определить границы применимости различных методов, сравнить корректность 
воспроизведения прискважинных эффектов, количественно определить отклонение результатов расчетов разных 
методов от эталонного расчета. описаны особенности применения метода моделирования ГрП через логариф-
мическое измельчение, выявленные опытным путем.

В результате для моделирования многостадийного ГрП выбран метод, при котором ячейки с ГрП логариф-
мически измельчаются относительно исходной сетки. Данный метод позволяет воспроизвести фактические 
темпы падения продуктивности скважин в условиях низкой проницаемости коллектора, а также воспроизвести 
в гидродинамической модели эффект от выпадения конденсата в ПЗП и последующего снижения продуктив-
ности по газу.

Ключевые слова: гидродинамическая модель, многостадийный гидроразрыв пласта, гидроразрыв, модели-
рование, методика, газоконденсатные скважины

Для цитирования: Присмотров К.В., Варавва А.И., Воронинская Я.Г. (2023). особенности методики модели-
рования многостадийного гидроразрыва пласта на скважинах газоконденсатного месторождения Х. Георесурсы, 
25(4), c. 82–91. https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.5

* ответственный автор: Константин Васильевич Присмотров
e-mail: henysberg@yandex.ru
© 2023 Коллектив авторов 
Контент доступен под лицензией Creative Commons Attribution 4.0 

License (https://creativecommons.org/licenses/by/4.0/)

Введение
Гидравлический разрыв пласта (ГрП) – это один 

из методов интенсификации работы скважин, основан-
ный на создании высокопроводимых трещин в пласте 
при помощи закачки под высоким давлением жидкости 
разрыва. ГрП на данный момент является одним из самых 
распространённых способов интенсификации притока 
флюида в скважину. особое значение данная технология 
имеет при разработке месторождений с низко-проницае-
мыми коллекторами, так как зачастую скважины на такие 
пласты характеризуются низкими дебитами, а использо-
вание ГрП позволяется в разы увеличить продуктивность 
и повысить рентабельность. Тем самым применение 
технологии ГрП позволяет вовлекать в разработку раз-
личные трудноизвлекаемые запасы, разработка которых 

еще до недавнего времени могла считаться экономически 
не целесообразной. 

Важной задачей является правильное моделирование 
операции ГрП на скважинах и эффекта от его применения 
в гидродинамических моделях (ГДМ). В настоящее время 
существует множество различных методов моделиро-
вания ГрП на скважинах в ГДМ: на основе локального 
измельчения исходной сетки, тартановых сеток, вирту-
альных соединений с пластом и др. Зачастую при про-
гнозировании эффективности гидроразрыва требуется 
учет эффектов, происходящих вблизи и внутри трещин: 
образование и влияние конденсатных банок, отклонение 
от линейного закона Дарси при турбулизации потока 
(Alakbarov, Behr, 2020), что на практике учитывается 
с помощью явного моделирования (LGR – Local Grid 
Refinement) или специальных опций гидродинамического 
симулятора (уравнение притока GPP, D-фактор). Поэтому 
на текущий момент не существует универсального метода 
моделирования ГрП, который можно применять в любом 
случае вне зависимости от конкретных условий и целей 
моделирования. Каждый метод характеризуется своими 
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преимуществами и недостатками, границами применимо-
сти, поэтому специалист-гидродинамик должен выбирать 
метод, наиболее подходящий под конкретные задачи 
моделирования и исходные данные. 

Целью данной работы является выбор оптимальной 
методики моделирования многостадийного ГрП на сква-
жинах крупного газоконденсатного месторождения Х в ус-
ловиях наличия низкопроницаемых коллекторов (коэффи-
циент абсолютной проницаемости – 0.5–1.0 мД) и риска 
выпадения конденсата в призабойной зоне пласта (ПЗП) 
при снижении пластового давления. Кроме того, объект 
характеризуется крайне низкой степенью изученности, 
наличием зоны аномально высокого пластового давления 
(АВПД), наличием скважин со сложным заканчиванием 
(горизонтальный ствол длиной 1500 м с 8 стадиями ГрП). 
сама же гидродинамическая модель объекта разработки 
характеризуется довольно большим количеством актив-
ных ячеек (1.4 млн ячеек) и крупным исходным разме-
ром сетки – 200×200×1 м (рис. 1). Для данных условий 
моделирования необходимо было подобрать наиболее 
оптимальный метод моделирования ГрП, который по-
зволял бы учесть все вышеперечисленные особенности 
обьекта разработки.

Методы моделирования грП
В ходе исследования были определены основные 

требования к инструменту моделирования ГрП, которые 
заключаются в том, что он, прежде всего, должен быть 
удобным и гибким в использовании, корректно воспро-
изводить различные физические процессы в ГДМ (в том 
числе динамику падения продуктивности в условиях 
выпадения конденсата в призабойной зоне пласта), дол-
жен обладать приемлемой скоростью расчета, при этом 
оставаясь стабильным, корректно работать на крупной 
сетке (200×200×1 м). В литературных источниках описано 
множество способов численного моделирования трещин 
ГрП в гидродинамических моделях. один из наиболее 

полных обзоров существующих способов моделирования 
представлен в работе (Lokhandwala et al., 2021). 

условно все существующие способы задания ГрП 
в ГДМ можно подразделить на следующие группы.

1. способы, основанные на корректировке соединений 
скважина – пласт (well-connections). В настоящий мо-
мент существуют различные плагины в популярных По 
для геолого-гидродинамического моделирования, которые 
позволяют путем корректировки соединений скважины 
с пластом моделировать трещину ГрП.

2. способы, основанные на использовании виртуаль-
ных перфораций. Это один из наиболее распространенных 
методов моделирования ГрП, реализованный во множе-
стве симуляторов ГДМ. В этом способе трещина представ-
лена виртуальным соединением, которое имеет заданные 
свойства, соответствующие трещине ГрП.

3. способы, основанные на использовании логарифми-
ческого измельчения и тартановых сеток. В этом случае 
трещина ГрП задается путем измельчения существующей 
исходной сетки (Alakbarov, Behr, 2020).

4. способы, основанные на использовании неструк-
турированных сеток. К примеру, PEBI – PErpendicular 
BIsector, также называемой сеткой Вороного. Такие 
сетки распространены в различных гидродинамических 
симуляторах, трещина ГрП задается путем измельчения 
исходной сетки. 

В ходе данной работы была проведена сравнительная 
характеристика наиболее распространенных способов 
моделирования ГрП в ГДМ – использование виртуальных 
перфораций через ключевое слово WFRACP, виртуальных 
перфорации через ключевое слово FRACTURE_SPECS 
совместно с применением локального измельчения сетки 
в пределах скважины до размера 50×50 м и способ мо-
делирования ГрП через логарифмическое измельчение 
исходной сетки. Данные методы задания ГрП являются 
наиболее распространенными в современных гидроди-
намических симуляторах (рис. 2). упрощенные методики 

Рис. 1. Иллюстрация краткой характеристики обьекта разработки
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моделирования ГрП (корректировка скин-фактора, прямое 
задание трещины) не рассматривались, ввиду наличия 
заведомо сложных и комплексных исходных условий 
моделирования. 

Методика моделирования ГрП с использованием вир-
туальных перфораций через ключевое слово WFRACP 
является наиболее распространённым способом задания 
ГрП, нашедшим свое применение еще в ранних версиях 
гидродинамического симулятора. она характеризуется 
высокой скоростью расчета, что является важным пре-
имуществом при прогнозных расчетах с большим количе-
ством скважин. Кроме того, метод характеризуется опре-
деленной простотой в задании параметров, но при этом 
синтаксис при задании ГрП для большого количества 
скважин становится довольно объёмным и неудобным 
для использования. сам же инструмент характеризуется 
низкой гибкостью и удобством использования ввиду того, 
что не учитывает множество различных параметров за-
дания ГрП (сложные плоскости трещин ГрП, наличие 
зоны влияния трещины и др.). отличительной чертой 
данного инструмента является то, что он инициализирует 
трещину в центре ячейки, поэтому при моделировании 
многостадийного ГрП на крупной сетке трещины могут 
«схлопываться» в одну ячейку, т.к. длина скважины не по-
зволяет распределить их равномерно по всей траектории 
с учетом крупного исходного размера ячеек в ГДМ. 

Эволюционным развитием метода моделирования 
ГрП с использованием виртуальных перфораций является 
задание ГрП через ключевое слово FRACTURE_SPECS 
в ГДМ. Данный метод исправляет множество недостатков 
ключевого слова WFRACP – теперь трещины не при-
вязаны к центрам ячеек, добавлены новые параметры 
при моделировании трещин и расширен функционал 
инструмента. Инструмент также обладает высокой сте-
пенью стабильности и скоростью расчета. основным 

же недостатком инструмента для конкретных условий 
моделирования является возникновение численных оши-
бок и снижение точности расчетов при моделировании 
на крупной сетке. Так как ГрП задается через виртуальные 
перфорации на крупной сетке, в расчетах ГДМ не коррек-
тно воспроизводится динамика выпадения конденсата 
в ПЗП при снижении пластового давления ниже давления 
начала конденсации, кроме того задание зоны влияния 
около трещины также моделируется не всегда корректно 
из-за крупной сетки. 

Альтернативой методу задания ГрП через виртуальные 
перфорации является использование метода задания ГрП 
через логарифмическое измельчение исходной сетки. 
Данная методика основана на том, что трещина ГрП за-
дается путем дробления исходной сетки пополам n число 
раз, соответствующему количеству уровней измельче-
ния (по умолчанию – 5 уровней). Далее проницаемость 
в измельченных ячейках, соответствующих трещине, 
нормируется таким образом, чтобы соответствовать 
проводимости, заданной в дизайне ГрП в ГДМ. Данный 
метод является наиболее продвинутым, характеризуется 
высокой гибкостью, удобством и простотой в задании 
параметров. Из-за несколько другого математического 
подхода для моделирования трещины ГрП данный ме-
тод обладает высокой чувствительностью к процессам 
и эффектам, происходящим в призабойной зоне пласта. 
Поэтому он наиболее подходит для учета таких эффек-
тов, как например, выпадения «конденсатных банок» 
в пласте. единственным же недостатком метода является 
крайне долгое время расчета, ввиду создания большого 
количества измельченных ячеек, которые в значительной 
степени замедляют скорость расчета. Таким образом, 
для применения данного метода с целью прогнозных рас-
четов с проектным фондом необходимо корректировать 
подходы для ускорения времени расчета. 

Рис. 2. Краткое сравнение способов задания трещин ГРП в ГДМ
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Далее описываются результаты сравнительных расче-
тов, которые были произведены для изучения особенно-
стей методов задания ГрП через применение виртуальных 
перфораций и логарифмического измельчения.

результаты
сравнение с эталонным расчетом
Важным фактором оценки корректности и точности 

расчета с применением различных методов моделиро-
вании ГрП является сравнение результатов с эталонным 
расчетом. Для этих целей было произведено сравнение 
результатов расчета при задании трещины ГрП через ло-
гарифмическое измельчение с расчетом на билогарифми-
ческой сетке, где трещина ГрП задавалась в явном виде. 
расчеты проводились на упрощенных моделях реального 
объекта разработки, параметры трещины и остальные ис-
ходные данные в обоих случаях были одинаковы. Модели 
были присвоены осредненные свойства реального объекта 
разработки, контроль по дебиту газа нормировался на одну 
трещину. Для расчета с логарифмическим измельчением 
было выбрано 13 уровней измельчения (максимальное 
возможное количество для используемых мощностей), 
минимальный размер ячейки LGR достигал 0.025 метров. 
В ходе расчетов сравнивалась динамика забойного давле-
ния в первый месяц после запуска скважины (наиболее 
выраженный период падения продуктивности скважины) 
(рис. 3).

По результатам сравнительных расчетов выявлено, 
что отклонение динамики забойного давления расчета 
с использованием метода логарифмического измельчения 
не превышает 1% в сравнении с методом прямого моде-
лирования трещины ГрП (рис. 4).

Таким образом, сделан вывод о том, что метод задания 
ГрП через логарифмическое измельчение сетки обладает 
высокой точностью и максимально приближен к расчету, 
где трещина моделируется в явном виде.

Кроме того, в ходе данных расчетов была оценена 
ошибка в прогнозировании динамики забойного давления 
при разных уровнях измельчения исходной сетки (рис. 5). 

Выявлено, что пять уровней измельчения, использую-
щихся по умолчанию в симуляторе, являются оптималь-
ным значением. При дальнейшем увеличении вложенных 
уровней измельчения точность прогноза увеличивается 
незначительно, но при уменьшении уровней измельчения 
меньше пяти – ошибка начинает резко возрастать. 

Методика моделирования ГрП с использованием 
виртуальных перфораций (ключевое слово FRACTURE_
SPECS) при моделировании на синтетической модели 
с мелкой сеткой (с ячейками 20×20 м и менее) в условиях 

Рис. 3. Предпосылки сравнения расчетов с прямым моделированием трещины ГРП и моделированием трещины ГРП через логариф-
мическое измельчение

Рис. 4. Сравнение динамики забойного давления расчётов с 
прямым моделированием трещины ГРП и моделированием 
трещины ГРП через логарифмическое измельчение

Рис. 5. Отклонение депрессии от эталонного расчета при раз-
ном количестве уровней измельчения исходной ячейки
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однофазного течения газа также показывает высокую 
сходимость с прямым моделированием. Таким образом, 
в условиях синтетического упрощенного расчета оба 
метода показывают высокую сходимость с прямым моде-
лированием трещины ГрП, принятым в качестве эталона. 

Применение методов моделирования грП 
к описанию факта

Немаловажным фактором при прогнозировании про-
дуктивности скважины является возможность воспроиз-
ведения фактических темпов падения продуктивности 
в ГДМ. Поэтому методика моделирования ГрП должна 
воспроизводить с достаточной точностью и минималь-
ными корректировками фактическую динамику падения 
продуктивности. Для оценки этой характеристики ин-
струмента было решено провести адаптацию работы 
скважины на фактическую историю с применением двух 
методов моделирования ГрП – виртуальных перфораций 
(ключевое слово FRACTURE_SPECS) и логарифмического 
измельчения. Ввиду отсутствия собственных результатов 
испытаний скважин, настройка проводилась на фактиче-
скую историю работы скважины-аналога с использованием 
упрощенной синтетической модели. При адаптации модели 
на фактические результаты с использование виртуальных 

перфораций для адаптации темпов падения продуктивно-
сти необходимо было дополнительно задавать функцию 
затухания трещины в ГДМ, т.к. задание проницаемости 
трещин согласно дизайну в модели приводило к высокой 
расчетной продуктивности скважины (рис. 6). 

Как уже было отмечено ранее, данный метод нечув-
ствителен к эффектам, происходящим в призабойной 
зоне пласта, поэтому необходимо применение функции 
затухания, которая позволяет учесть все эти эффекты. 
с использованием данных подходов удалось добиться 
высокого качества адаптации модели, но, ввиду наличия 
крупной сетки, адаптация режима с КВД характеризуется 
наличием резкой и «нефизичной» динамики изменения 
забойного давления.

При адаптации модели с заданием ГрП с исполь-
зованием логарифмического измельчения сетки таких 
особенностей отмечено не было. удалось добиться высо-
кого качества адаптации с использованием фактического 
дизайна ГрП, без введения иных корректировок (рис. 7).

Таким образом, вероятной причиной падения продук-
тивности скважины являются эффекты, происходящие 
в зоне вблизи трещины: высокие скорости фильтрации, 
нелинейные эффекты, выпадение конденсата. При этом, 
инструмент моделирования ГрП корректно учитывает эти 

Рис. 7. Адаптация синтетической модели с использованием логарифмического измельчения сетки

Рис. 6. Адаптация синтетической модели с использованием ключевого слова FRACTURE_SPECS
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эффекты. Кроме того, путем консолидации информации 
о темпах падения продуктивности скважин-аналогов, был 
построен сравнительный график удельных темпов падения 
продуктивности от времени. Продуктивность скважин-
аналогов нормировалась на единицу kh (рис. 8). На рис. 8 
по вертикальной оси представлена величина Q/ Δmkh – за-
пись удельной продуктивности скважины, где Q – дебит 
газа, Δm – депрессия, выраженная через псевдодавление, k – 
средняя эффективная проницаемость по стволу скважины, 
h – средние эффективные толщины, вскрытые скважиной.

Для скважин-аналогов, пробуренных на низкопроница-
емые газоконденсатные объекты, выделяется следующая 
зависимость удельных темпов падения продуктивности 
от времени – продуктивность скважины за первый месяц 
работы падает в 4–5 раз от начальной, далее скважина вы-
ходит на псевдостационнарный режим работы, и темпы 
изменения продуктивности стабилизируются. В процессе 
написании статьи были получены собственные результа-
ты отработки скважины. На рис. 8 видно, что расчетные 
темпы падения продуктивности в ГДМ, с использовани-
ем инструмента логарифмического измельчения сетки 
для задания трещин ГрП, воспроизводят темпы падения 
продуктивности как скважин-аналогов, так и собственной 
фактической скважины. 

Воспроизведение прискважинных эффектов 
при притоке из ячейки в трещину

Важной особенностью моделирования процессов 
на объекте разработки является необходимость учета 
риска выпадения конденсата в призабойной зоне пласта 

Рис. 8. График удельных темпов падения продуктивности 
скважин-аналогов от времени

Рис. 9. Динамика забойного давления при моделировании работы скважины на трех режимах при разном способе задания ГРП

при уменьшении пластового давления ниже давления на-
чала конденсации. Ввиду отсутствия собственных иссле-
дований и наличия высокого уровня неопределенности, 
данный эффект в значительный степени может повлиять 
на разработку объекта. Поэтому важным критерием вы-
бора метода моделирования ГрП является корректное 
воспроизведение эффекта выпадения конденсата в тре-
щинах ГрП. 

Для оценки корректности воспроизведения данного 
эффекта в ГДМ при использовании разных методов 
моделирования ГрП был произведен расчет, где работа 
скважины моделировалась на трех режимах с разным кон-
тролем по дебиту газа и с промежуточными КВД между 
ними для восстановления забойного давления (рис. 9):  
первый режим с минимальной депрессией, второй режим 
с умеренной депрессией и третий режим с максимальной 
депрессией. Данный подход был необходим для целей из-
учения динамики работы скважины и эффектов, происхо-
дящих в ПЗП, в максимально возможном потенциальном 
диапазоне режимов работы скважины. Как и в предыду-
щих расчетах, сравнивались два метода моделирования 
ГрП – через виртуальные перфорации (ключевое слово 
FRACTURE_SPECS) и через логарифмическое из-
мельчение сетки. По результатам расчетов определено, 
что на режимах работы скважины, когда забойное давле-
ние выше давления начала конденсации, метод виртуаль-
ных перфораций занижает продуктивность, относительно 
метода с использованием логарифмических измельчений. 
При этом на режиме, когда забойное давление падает 
ниже давления начала конденсации, метод виртуальных 
перфораций, в сравнении с логарифмическим измельче-
нием, не воспроизводит более резкую динамику падения 
забойного давления из-за выпадения конденсата в трещи-
нах, т.к. из-за наличия более крупной сетки данный метод 
менее чувствителен к таким эффектам. 

Было решено нивелировать влияние крупной сетки 
на расчет путем измельчения исходной сетки. Далее 
проводятся аналогичные расчеты с различной размерно-
стью измельчения, и выявлено, что на режимах без риска 
выпадения конденсата разница, в сравнении с расчетом 
с логарифмическим измельчением, минимальна, но на ре-
жиме с риском выпадения конденсата в ПЗП виртуальные 
перфорации не воспроизводят эффект «конденсатной 
банки» даже при размере ячейки в 20×20 м (рис. 10). 
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Рис. 11. Динамика забойного давления на трех режимах работы скважины при разных уровнях измельчения ячейки с трещиной ГРП

Применение методов моделирования грП 
на прогнозном расчете

Как ранее было обозначено, важным недостатком 
метода моделирования ГрП через логарифмическое из-
мельчение является медленное время расчета модели, 
ввиду «утяжеления» модели большим количеством из-
мельченных ячеек. Данный факт в значительной степени 
ограничивает применение метода для прогнозных рас-
четов с большим фондом скважин. В текущих реалиях 
фонд скважин на обьекте разработки представлен 17 
скважинами, поэтому при данных условиях рассматри-
вался вариант масштабирования метода для прогнозных 
расчетов с текущим фондом. одним из предложенных ва-
риантов ускорения расчета являлось сокращение уровней 
измельчений сетки с пяти (которые используются по умол-
чанию) до четырех. Для этого были проведены расчеты 
с различными уровнями измельчения сетки на реальной 
модели с единичной скважиной. Аналогично предыдущим 
расчетам, моделировались три режима работы скважины 
на разных депрессиях с промежуточными периодами вос-
становления давления (рис. 11).

Выявлено, что количество уровней измельчения 
в большей степени влияет на режимы с максимальной 

депрессией, когда забойное давление опускается ниже 
давления начала конденсации, и происходит выпадение 
конденсата в трещинах ГрП. Чем более мелкие ячейки 
в ГДМ, тем конденсат будет более резко выпадать, он рань-
ше становится подвижнее, и эффект от его присутствия 
будет более выраженный. Изменение тренда падения за-
бойного давления позволяет диагностировать образование 
конденсатной банки в пласте, что снижает продуктивность 
скважины и влечет за собой уменьшение забойного давле-
ния для выполнения контроля по дебиту газа. Как видно 
по динамике забойного давления, увеличение уровней 
измельчения до шести почти никак не сказывается на ди-
намике поведения забойного давления. При уменьшении 
уровней измельчения до четырех тренд падения забойного 
давления становится более резким, ниже давления начала 
конденсации (порядка 390 бар), что является индикатором 
начала выпадения конденсата в трещинах, но его под-
вижность меньше, чем при пяти уровнях измельчения, 
так как тренд падения забойного давления вследствие 
образования конденсатной банки не такой выраженный. 
В этом случае предложено скорректировать концевую 
точку SOGCR, отвечающую за критическое насыщение 
конденсатом в системе газ-конденсат, чтобы повысить 

Рис. 10. Динамика забойного давления при моделировании работы скважины на трех режимах при разном измельчении ячейки с ис-
пользованием виртуальных перфораций
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Заключение
По результатам сравнительного анализа методов 

моделирования ГрП сформирована итоговая таблица, 
в которой тезисно отражены наиболее значимые пункты 
сравнения двух методов моделирования ГрП, получив-
ших наибольшее распространение в гидродинамических 
симуляторах (табл. 1). Данные выводы справедливы 

Рис. 12. Прогнозные показатели расчета в ГДМ с проектным фондом с четырьмя уровнями измельчения при разных значениях 
SOGCR

Рис. 13. Полное время расчета ГДМ при разных уровнях из-
мельчения ячейки с трещиной ГРП

подвижность конденсата в более крупных ячейках и тем 
самым выйти на ту же динамику забойного давления, 
что была получена при применении пяти уровней 
измельчения.

Далее приводятся прогнозные расчеты с проектным 
фондом с использованием четырех уровней измельче-
ния и разным значение SOGCR, произведено сравнение 
прогнозных показателей с расчетом с пятью уровнями 
измельчения, принятым за эталонный. 

Полученные результаты показывают, что для ис-
пользования четырех уровней измельчения необходимо 
уменьшить значение концевой точки SOGCR с 0.15 до 0.12 
для выхода на те же прогнозные показатели, что и в эта-
лонном расчете (рис. 12). При этом погрешность расчета 
при разных уровнях SOGCR небольшая. Динамика до-
бычи газа и конденсата совпадает на всем прогнозном 
периоде. В качестве примера, на графиках представ-
лены прогнозные показатели при моделировании ГрП 
через виртуальные перфорации с применением ключевого 
слова FRACTURE_SPECS в одинаковых предпосылках 
расчетов. По ним видно, что виртуальные перфорации 
занижают продуктивность скважин в начальный период 
времени и характеризуются меньшими темпами падения 
продуктивности. При использовании различных методик 
моделирования ГрП погрешность может достигать по-
рядка 15–20%, что является существенной величиной. 
Кроме того, важным фактором является время расчетов 
данных методов. 

При переходе от пяти уровней измельчения к четырем 
удалось сократить время расчета полномасштабной ГДМ 
в 2.5 раза (рис. 13). При этом расчет с виртуальными 
перфорациям обладает сравнимым временем расчета, 
но характеризуется гораздо менее точным результатом. 

сравнивая процентное отклонение расчета с четырьмя 
уровнями измельчения от эталонного, выявлено, что от-
клонение не превышает 2%, при этом скорость расчета 
значительно увеличилась (рис. 14).

Рис. 14. Гистограмма отклонений прогнозных показателей 
от эталонного расчета при разных значениях концевой точки 
SOGCR
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исключительно для конкретных условий моделирования 
месторождения Х.

Таким образом, в ходе работы выявлено, что методика 
моделирования ГрП с применением вложенного локаль-
ного логарифмического измельчения сетки в ячейках 
с трещинами ГрП позволяет корректно воспроизвести 
все вышеперечисленные эффекты в ГДМ. Метод обладает 
широким функционалом и удобен при использовании, 
характеризуется наибольшей физичностью относительно 
остальных методов и фактических данных. Для при-
менения LGR к долгосрочным прогнозным расчетам 
на интегрированной модели месторождения проведена 
оценка чувствительности результатов к количеству вло-
женных LGR, концевым точкам фазовых кривых (SOGCR) 
для ускорения расчетов.

По результатам данной работы выработаны рекомен-
дации применения различных методов моделирования 

МГрП на скважинах нижних объектов газоконденсатного 
месторождения Х для дальнейшей адаптации факти-
ческих показателей работы скважин оПр и расчетов 
ключевых показателей разработки. Полученные выводы 
и рекомендации применимы при моделировании МГрП 
на скважинах месторождений со сходными характерными 
особенностями.
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Табл. 1. Итоговые результаты сравнения различных методов 
моделирования ГРП

Метод 
моделирования ГРП 

Виртуальные 
перфорации 

Логарифмическое 
измельчение 

Совпадение с 
эталонным расчетом 

+ + 

Адаптация на факт +/- 
(необходимо 
задание 
функции 
затухания) 

+ 

Воспроизведение 
эффекта 
"конденсатных 
банок" 

- + 

Корректный учет 
полудлины трещины 
в сравнении с 
эталонным расчетом 

+ +/- 
(необходимо 
введение доп. 
настройки) 

Учет D-фактора - - 
Время расчета + +/- 

(для прогнозных 
расчетов 
необходимо 
ускорять расчет) 
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Multi-stage hydraulic fracturing simulation methodology at the wells 
of the gas condensate field X
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Gazpromneft NTC LLC, Tyumen, Russian Federation
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abstract. The purpose of this work is to select the optimal 
method for multi-stage hydraulic fracturing simulation at the 
wells of a large gas condensate field X in conditions of low-
permeability reservoirs and potential risk of condensate loss in 
the near bottomhole zone with a decrease in reservoir pressure. 

At the moment, there are many ways to simulate hydraulic 
fracturing, each of which is characterized by its advantages 

and disadvantages. For specific simulation conditions, it is 
necessary to choose the most optimal method of hydraulic 
fracturing simulation, which allows you to correctly simulate 
all the effects that are expected during development. Within the 
framework of the current work, the most common numerical 
methods of hydraulic fracturing simulation were described 
in abstract, their advantages and disadvantages for specific 
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conditions of field X were reflected. Special attention was 
paid to the comparison of hydraulic fracturing simulation 
techniques using virtual perforations and local grid refinement, 
since these techniques are the most common ways to set 
hydraulic fracturing in existing hydrodynamic simulators. 
Scenario calculations were carried out, which made it possible 
to determine the limits of applicability of various methods, 
compare the correctness of reproducing downhole effects, 
quantify the deviation of the calculation results of different 
methods from the reference calculation. In addition, in the 
course of the work, various features of the application of the 
hydraulic fracturing simulation through local grid refinement 
were described, which were revealed experimentally.

As a result, for multi-stage hydraulic fracturing simulation 
was used a method in which the cells with hydraulic fracturing 
are logarithmically chopped relative to the original grid. This 
method allows to simulate the actual rate of decline in well 
productivity in conditions of low reservoir permeability, and 
also allows to simulate in the hydrodynamic model the effect 
of condensate precipitation in the near bottomhole zone and 
the subsequent decrease in gas productivity.

Keywords: simulation model, multi-stage hydraulic 
fracturing, hydraulic fracturing, simulation, methodology, 
gas condensate wells
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Потенциал повышения эффективности заводнения 
на залежах нефти в карбонатных отложениях 

на месторождениях Республики Татарстан на основе 
ионно‑модифицированной воды

З.Р. Саптарова1*, А.А. Мамонов2, С.А. Усманов1, А.А. Лутфуллин3, В.А. Судаков1, М.С. Шипаева1, 
А.А. Шакиров1, С.А. Ситнов1, В.К. Деревянко1

1Казанский (Приволжский) федеральный университет, Казань, Россия
2Университет Ставангера, Ставангер, Норвегия

3ПАО «Татнефть», Альметьевск, Россия

В статье представлен обзор по технологии ионно-модифицированного заводнения (low salinity, controlled salini-
ty, Smart water), на сегодняшний день рассматриваемой в качестве одной из перспективных в области разработки 
залежей нефти в карбонатных коллекторах ввиду ее экономической эффективности и экологической безопасности. 
рассмотрены основные механизмы и процессы, лежащие в основе технологии, а также представлены результаты 
лабораторных исследований, проведенных на керне зарубежных месторождений. Приведены результаты лабора-
торных исследований, включающие измерение краевого угла смачиваемости и фильтрационные эксперименты 
на образцах керна залежи нефти в карбонатных коллекторах восточного борта Мелекесской впадины республики 
Татарстан. рассматриваемые в настоящей статье верейские отложения представляют собой неклассический при-
мер объекта испытания для закачки ионно-модифицированной воды, поскольку отличаются низкой пластовой 
температурой (23 °с), при которой эффективность технологии должна быть заведомо невысокой, в то время 
как основные исследования за рубежом были проведены для объектов со значительно большими пластовыми 
температурами. однако, как показал ряд проведенных исследований, нахождение породы продолжительное 
время в контакте с ионно-модифицированной водой способствует значительной гидрофилизации ее поверхности, 
что подтверждается замерами краевого угла смачиваемости. При замере на образцах величина угла составляет 
порядка 138,3°, а после выдерживания его в ионно-модифицированной воде – 53,45°. Проведение фильтраци-
онного эксперимента показало небольшой прирост коэффициента вытеснения нефти, который составил 9,2%. 

Полученные результаты показывают наличие потенциала к повышению нефтеотдачи при закачке Smart water 
в верейские отложения, хоть и требуют дальнейших исследований для подтверждения механизма воздействия. 

Ключевые слова: Smart water, ионно-модифицированное заводнение, карбонатные отложения, смачивае-
мость, верейский горизонт
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Введение
около половины мировых запасов нефти находится 

в карбонатных формациях (Aghajanzade et al., 2019; 
Sagbana et al., 2022; Jackson et al., 2016). В настоящей 
работе рассматривается карбонатный коллектор верей-
ского возраста восточного борта Мелекесской впадины 
республики Татарстан. Верейский горизонт наряду с от-
ложениями башкирского яруса в настоящее время явля-
ются объектами первостепенного внимания в связи со 
значительной выработанностью запасов из нижележащих 
коллекторов девонской и нижнекаменноугольной систем.

Большинство карбонатных коллекторов (Darvish 
Sarvestani et al., 2019) относится к гидрофобному типу, 
при котором вода движется по крупным порам и трещи-
нам и не может проникнуть в мелкие поровые каналы 
(рис. 1). Поэтому внедрение системы поддержания пла-
стового давления (ППД) с закачкой воды в пласт после 
первичной стадии разработки месторождения зачастую 
имеет невысокую эффективность. В среднем нефтеотдача 
из карбонатов значительно ниже 30% из-за низкой степени 
гидрофильности системы, наличия трещин, низкой про-
ницаемости и неоднородности свойств пород (Austad, 
2013; Afekare et al., 2017; Tafur et al., 2023). 

смачиваемость в системе вода – нефть – порода играет 
важную роль при разработке месторождений, поскольку 
напрямую оказывает влияние на величину коэффициента 
вытеснения нефти (Михайлов и др., 2016; Кузнецов и др., 
2011; Моторова, 2017; Abdallah et al., 2007). Под смачи-
ваемостью понимают явление, отражающее тенденцию 
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одной жидкости распространяться или присоединяться 
к твердой поверхности в присутствии других несмеши-
вающихся жидкостей. В зависимости от этой тенденции 
коллекторы принято делить на гидрофильные (смачивае-
мые водой), когда вода заполняет мелкие поры и контак-
тирует с большей частью поверхности, и гидрофобные 
(не смачиваемые водой), когда нефть заполняет мелкие 
поры и контактирует с большей частью поверхности. если 
нет предпочтительного взаимодействия породы с нефтью 
и водой, то такую смачиваемость называют нейтральной 
(промежуточной) (Моторова, 2017). В работе (Treiber, 
Owens, 1972) выделены следующие диапазоны краевого 
угла смачиваемости для различных поверхностей: 0–75 °с 
для гидрофильных, 75–105 °с для промежуточных, 
105–180 °с для гидрофобных. Лабораторные испытания 
по закачке воды в образцы породы, выдержанные в нефти 
(состаренные с целью приведения к пластовым условиям), 
показывают, что самый высокий коэффициент нефтеотда-
чи на пластовой воде наблюдается, если порода обладает 
гидрофильными свойствами (Abdallah et al., 2007; Иванова 
и др., 2019; Михайлов и др., 2016). Именно поэтому вопро-
сам изучения смачиваемости пород и способам изменения 
ее в сторону гидрофилизации уделяется особое внимание.

Для управления смачиваемостью поверхности поро-
вого пространства на практике применяются следующие 
агенты:

• химические (слабо взаимодействующие с поверхно-
стью породы) – к этой группе относятся углеводороды, 
ароматические и другие соединения, изменяющие сма-
чиваемость горных пород на кратковременный период 
и не препятствующие быстрому восстановлению свойств 
поверхности пород;

• вещества, образующие достаточно прочные хими-
ческие связи с поверхностью породы, – к ним относятся 
агенты, химически взаимодействующие с поверхностью 
породы или адсорбирующиеся на ней на достаточно дли-
тельный период. Закрепление агентов на породе приводит 
к изменению смачиваемости ее поверхности и сохранению 
этого эффекта на продолжительный период времени;

• составы, которы обладают дифильными свойствами 
и которые в процессе продвижения в пористой среде 
могут избирательно взаимодействовать с гидрофобной 
или гидрофильной поверхностью порового пространства. 
Такие составы могут создаваться, например, на основе 
нанодисперсных систем на основе кремнезема;

• способы, основанные на изменении свойств закачива-
емой воды для снижения степени смачиваемости породы 
водой (в зарубежной литературе используются термины: 
low salinity (Al-Attar et al., 2013; Abbasi, Khamechi, 2021; 

Darvish Sarvestani et al., 2019; Sagbana et al., 2022; Katend, 
Sagala, 2019; Varfolomeev et al., 2022), Smart water 
(Rezaeidoust et al., 2009; Austad, 2013; Piñerez Torrijos et 
al., 2020; Tafur et al., 2023), controlled salinity waterflood-
ing (Jackson et al., 2016)). В данной технологии в случае 
карбонатных коллекторов осуществляется модификация 
ионного состава закачиваемой воды посредством либо 
снижения общей минерализации воды, либо добавления 
определенных ионов (Ca2+, Mg2+, SO4

2−), что приводит 
к ионному обмену с породой и повышению ее смачива-
емости водой.

Последний метод представляет большой интерес 
для использования с целью модификации смачиваемости 
пород (рис. 2) ввиду невысокой стоимости, избиратель-
ности воздействия и экологической безопасности. однако 
несмотря на то что заводнение по технологиям закачки 
ионно-модифицированной воды (ИМВ), в том числе Smart 
water, за рубежом широко распространено, в россии это 
направление является относительно новым (рис. 3).

Для анализа оценки эффективности агента вытесне-
ния (на примере Smart water) необходимо проведение 
ряда лабораторных исследований, в том числе измерение 
краевого угла смачивания (Кус) для различных по мине-
ралогическому составу пород при пластовых давлениях 
и температурах; изменение Кус в присутствии агента, 
изменяющего смачиваемость; фильтрационные экспе-
рименты для оценки коэффициента вытеснения и довы-
теснения нефти и др.

Рис. 1. Улучшение охвата пласта заводнением при закачке 
ионно-модифицированной воды по (Strand et al., 2016) с изме-
нениями

Рис. 2. Рост числа цитирования статей по тематике Smart 
water согласно результатам запроса на сайте https://www.
wizdom.ai/topic/smartwater/6829919

Рис. 3. Распространенность исследований по тематике Smart 
water в разрезе стран согласно результатам запроса на сай-
те. Более темный оттенок синего соответствует большему 
объему проведенных исследований. https://www.wizdom.ai/topic/
smartwater/6829919 
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Целью настоящей работы является оценка эффектив-
ности рассматриваемой технологии на довытеснение 
нефти путем проведения специальных лабораторных ис-
следований керна для оценки применимости Smart water 
для увеличения коэффициента вытеснения нефти за счет 
изменения смачиваемости матрицы в гидрофобных кар-
бонатных породах верейского возраста Волго-уральского 
региона и включает решение следующих задач: 

1. подготовка керна (выбуривание образцов, экстрак-
ция, старение);

2. проведение комплекса исследований на образцах 
горных пород и пробах пластовых флюидов (стандарт-
ные исследования, анализ шлифов, рФА-анализ, SARA-
анализ, компонентный анализ пластовой воды);

3. проверка восстановления смачиваемости образцов 
путем замеров краевого угла смачивания на каждом этапе 
подготовки керна;

4. замеры Кус при выдерживании образцов в Smart 
water;

5. проведение фильтрационных исследований.

Механизм действия Smart water 
в карбонатных коллекторах

распространенный подход при контролируемом заво-
днении в карбонатных коллекторах заключается в перехо-
де с закачки пластовой воды на морскую. В некоторых слу-
чаях используется разбавление пластовой/морской воды 
или корректировка концентрации одного или нескольких 
двухвалентных ионов Ca2+, Mg2+ или so4

2− (Jackson et al., 
2016; Tafur et al., 2023).

основным результатом воздействия технологии Smart 
water является изменение смачиваемости породы в сто-
рону более гидрофильного состояния и улучшение спо-
собности к капиллярной пропитке. Карбонатные породы 
обладают положительным зарядом поверхности, и по-
этому начальная смачиваемость определяется в основном 
адсорбцией отрицательно заряженных компонентов нефти 
(для карбонатных пород в определении смачиваемости 
поверхности основную роль играют кислотные компонен-
ты нефтяной фазы – карбоксилаты RCOO−, присутствие 
которых в нефти характеризуется кислотным числом AN 
(Austad, 2013)). с химической точки зрения, изменение 
смачиваемости связано с десорбцией изначально адсор-
бированных полярных компонентов нефти за счет закачки 
в пласт воды с отличным от пластовой воды ионным со-
ставом (Austad, 2013; Tafur et al., 2023). 

В основе изменения смачиваемости зачастую вы-
деляют несколько механизмов, рассмотренных далее: 
многокомпонентный ионный обмен (MIE), растворение 
минералов и расширение двойного электрического слоя 
(ДЭс) (Sagbana et al., 2022). 

По первому механизму MIE в процессе изменения 
смачиваемости карбонатных пород основную роль играют 
активные ионы са2+, Mg2+ и so4

2–. Измерения z-потенциала 
показали, что данные ионы являются потенциал-определя-
ющими для карбонатных пород и способны к адсорбции 
на их поверхности (Rezaeidoust et al., 2009). Механизм 
изменения смачиваемости представлен на рис. 4.

В случае, когда ионами, оказывающими воздействие 
на смачиваемость породы, выступают са2+ и so4

2–, суль-
фат-ионы адсорбируются на поверхности карбонатной 

породы, и тем самым снижают ее положительный заряд. 
В свою очередь, это приводит к тому, что больше ионов 
са2+ из воды притягивается к поверхности породы вслед-
ствие уменьшения электростатического отталкивания, 
и ионы кальция могут реагировать с карбоксильным ма-
териалом нефти, тем самым вытесняя его с поверхности, 
в соответствии с реакцией (Rezaeidoust et al., 2009): 

RCOO– – Ca–CaCO3(s) + Ca2++so4
2– = RCOO− – Ca+ + 

Ca – CaCO3(s) + SO4
2–.

При этом сульфат-ионы действуют как важный катали-
затор, обеспечивающий увеличение концентрации ионов 
кальция у поверхности породы. 

В случае же, когда основными ионами, ответственны-
ми за изменение смачиваемости, выступают Mg2+ и so4

2–, 
предполагается, что ионы Mg2+ способны вытеснить ионы 
са2+, которые связались с карбоксильной группой нефти 
у поверхности породы. Аналогично сульфат-ионы высту-
пают в этом случае катализатором реакции. реакция заме-
щения описывается уравнением (Rezaeidoust et al., 2009):

RCOO– – Ca–CaCO3(s) + Mg2+ + so4
2– = RCOO− – 

Ca+ + Mg – CaCO3(s) + SO4
2–.

Активность потенциал-определяющих ионов за-
висит от температуры пласта и концентрации других 
ионов в воде. Процесс становится более эффективным 
с увеличением температуры (выше 100 °с) (Rezaeidoust 
et al., 2009). Данный факт также отмечается и в других 
работах (Austad, 2013; Sagbana et al., 2022; Tafur et al., 
2023). снижение эффективности при более низких темпе-
ратурах объясняется тем, что ионы магния в таком случае 
становятся менее активными и «предпочитают» парные 
взаимодействия с сульфат-ионами, а с молекулами нефти 
не вступают в реакцию. 

Таким образом, основными условиями для смены 
смачиваемости карбонатной породы в сторону гидрофи-
лизации являются:

• закачиваемая вода должна содержать сульфат-ио-
ны в дополнение к ионам кальция или магния или к их 
совокупности;

• высокая температура, выше 90 °с (Rezaeidoust et al., 
2009).

В работе (Austad, 2013) также отмечается, что поло-
жительным фактором, повышающим успешность при-
менения Smart water, является присутствие ангидрита 
в составе матрицы породы, поскольку в этом случае 

Рис. 4. Схематическая модель предполагаемого механизма из-
менения смачиваемости, вызванного Smart water: (A) активны 
са2+ и so4

2–; (Б) активны Mg2+ и so4
2– (Rezaeidoust et al., 2009)
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минералы ангидрита будут выступать в качестве ис-
точника поступления SO4

2– в среду при контакте породы 
с водой с измененным составом, причем растворимость 
снижается с повышением температуры.

растворение минералов. В обзоре (Sagbana et al., 
2022) предполагается, что изменение смачиваемости 
карбонатных пород в результате прокачки ИМВ связано 
с растворением кальцита, входящего в состав карбонат-
ных коллекторов, в водной среде. Это можно объяснить 
тем, что при прокачке воды с повышенным относительно 
пластовой содержанием сульфат-ионов существовавшее 
ранее равновесие среды «пластовая вода – нефть – порода» 
нарушается, что выражается в образовании и выпадении 
осадка CaSO4, что, в свою очередь, приводит к дефициту 
ионов кальция в среде. образовавшийся дефицит ионов 
кальция начинает восполняться за счет растворения карбо-
натных пород и сопровождается освобождением адсорби-
рованных на породе молекул нефти. рассматриваемое яв-
ление, с одной стороны, способно привести к улучшению 
фильтрационных свойств породы, с другой к снижению 
проницаемости породы в результате осаждения CaSO4. 

Так, в работе (Abbasi, Khamehchi, 2021) проведен 
анализ изменения проницаемости карбонатных пород 
при закачке низкоминерализованной воды и воздействии 
двух конкурирующих между собой процессов – осажде-
ния минеральных отложений и растворения горных пород. 
В исследовании разработана динамическая модель потока 
воды с переменным ионным составом, учитывающая гео-
химические реакции в среде порода – минерализованный 
раствор (пластовая вода) – нагнетаемая (низкоминерали-
зованная) вода, в т.ч. процессы осаждения/растворения 
(используя моделирование в PHREEQC), и позволяю-
щая разделять вклад различных механизмов изменения 
проницаемости при закачке низкоминерализованной 
воды. отмечено, что механизм осаждения является до-
минирующим в ранний период заводнения при одновре-
менной закачке пластовой и разбавленной воды, тогда 

как при их последовательной закачке он не проявляется 
из-за отсутствия значительного смешения вод различной 
минерализации.

По третьему механизму изменение смачиваемости 
объясняется расширением двойного электрического слоя 
(ДЭс): чем выше минерализация воды, тем компактнее 
ионы располагаются у поверхности породы. со снижени-
ем минерализации адсорбированные компоненты нефти 
становятся слабо удерживаемыми поверхностью породы 
(Sagbana et al., 2022; Katende, Sagala, 2019). 

z-Потенциал является мерой электрического потенциа-
ла в диффузной (внешней) части ДЭс, изменяет электро-
статические силы, действующие между поверхностью 
породы и полярными функциональными группами нефти 
в соответствии с теорией Дерягина – Ландау – Фервея – 
овербека. z-Потенциал кальцита зависит от концентрации 
адсорбированных ионов Ca2+, Mg2+ и CO3

2– во внутреннем 
слое ДЭс (слое Штерна). При высоких концентрациях 
Ca2+ и/или Mg2+, типичных для пластовых вод, z-потенциал 
поверхности кальцита положителен. снижение концен-
трации Ca2+ и/или Mg2+ либо выборочно, либо путем 
объемного разбавления может инвертировать полярность, 
приводя к отрицательному z-потенциалу. Добавление SO4

2– 
также может вызвать более отрицательный z-потенциал. 

Примеры лабораторных исследований 
эффективности закачки Smart water

В работе (Al-Attar et al., 2013) проводились исследова-
ния по сравнению эффективности закачки различных вод 
на вытеснение нефти из образцов керна месторождения 
Бу-Хаса (Bu Hasa) в Абу-Даби:

• UER, представляющая собой техническую воду мине-
рализацией 197 357 ppm, которую использовали в качестве 
агента закачки на месторождении в течение многих лет;

• SIM – пластовая вода, которая также использовалась 
для закачки продолжительное время, минерализация 
составляет 243 155 ppm. В отличие от воды UER, харак-
теризуется относительно бόльшим содержанием ионов 
кальция и меньшим сульфат-ионов;

• SW – морская вода Персидского залива минерализа-
цией 40 980 ppm. отличается более низким содержанием 
ионов кальция относительно UER и идентичным с ней 
количеством сульфат-ионов;

• дистиллированная вода (табл. 1).
В проведенных исследованиях концентрацию воды 

постепенно снижали для нахождения оптимальной, а за-
тем варьировали концентрацию сульфат-ионов и ионов 
кальция с целью проверки их воздействия на эффектив-
ность вытеснения. 

В результате экспериментально на основе измерения 
Кус методом «лежачей капли» подтверждено, что сниже-
ние минерализации нагнетаемой воды способствует изме-
нению смачиваемости в сторону промежуточной, а также 
дополнительному вытеснению нефти – для воды типа 

Табл. 1. Типы вод, представленных в (Al-Attar et al., 2013)

Тип мг/л Общая минерализация, 
мг/л Ca++ K+ Mg++ Na+ CO3 HCO3

2– Cl– SO4
2– 

SIM 20,808 – 3,047 68,214 – 0,119 150,617 0,350 243,155 
UER 14,033 – 3,024 57,613 – 0,244 122,023 0,420 197,357 
SW 0,600 – 1,56 13,900  0,200 24,300 0,420 40,980 

Рис. 5. Растворение CaSO4 при погружении в различные сре-
ды в зависимости от температуры смоделировано в OLI 
(Austad, 2013)
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UER снижение минерализации до 5 000 ppm позволило 
повысить извлечение нефти с 63% до 84,5%, дальнейшее 
снижение до 1000 ppm, в т.ч. закачка дистиллированной 
воды показали более худший результат относительно 
5 000 ppm. Для SIM наибольшая эффективность, наоборот, 
получена при 1 000 ppm, при этом нужно отметить, что за-
качка дистиллированной воды способствовала более вы-
сокому вытеснению относительно неразбавленной воды 
SIM. В третьем случае для морской воды, разбавленной 
до 5 000 ppm, и дистиллированной воды получены при-
ближенные результаты (60,2/62,2/60,5% соответственно), 
таким образом, в случае использования модификаций 
морской воды значительного прироста при разбавлении 
не наблюдалось. 

Кроме того, повышение в 4 раза содержания сульфат 
ионов в воде UER с минерализацией 5 000 ppm способ-
ствовало повышению нефтеотдачи до 87,2%, однако 
дальнейшее увеличение сульфат-ионов снижало эффек-
тивность нефтевытеснения, что свидетельствует о том, 
что присутствие сульфат-ионов благоприятно сказывается 
на результате, однако существует предельное оптималь-
ное значение. При этом повышение содержания кальций 
ионов однозначно ухудшает вытеснение нефти. 

В статье (Yu et al., 2007) рассмотрена динамика изме-
нения Кус, измеренного методом плененного пузырька 
при заполнении камеры дистиллированной водой, син-
тетической морской водой (SSW) с нормальным содер-
жанием сульфат-ионов, а также водой с повышенным в 4 
раза количеством сульфат-ионов (SSW-4S) при различных 
температурах и временах выдерживания образцов. В каче-
стве породы использовались кальцитовые пластинки (ис-
ландский шпат) и мел. результаты показывают, что Кус 
первоначально находится в диапазоне смачивания неф-
тью (гидрофобная поверхность), а затем уменьшается 
в зависимости от времени, в течение которого образцы 
подвергались воздействию сульфатсодержащей воды. 
углы смачивания уменьшались одинаково как для дис-
тиллированной воды (DW), так и для сульфатсодержащей 
воды при температурах ниже 100 °C, причем чем ниже 
температура, тем хуже снижение Кус, т.е. процесс из-
менения смачиваемости поверхности выражен хуже. 
однако при 130 °C краевые углы уменьшаются больше 
для кристаллов кальцита, окруженных водой, содержащей 
сульфат-ионы, чем для кристаллов, подвергшихся воз-
действию только дистиллированной воды (DW) (рис. 6). 

В работе (Jackson et al., 2016) фильтрационные экс-
перименты проводятся на образцах керна, состаренных 
в четырех различных нефтях (A, B, C, D, табл. 2), от-
личающихся величиной z-потенциала на границе вода 
– нефть – последние три характеризуются отрицатель-
ным z-потенциалом на границе вода – нефть, а нефть 
А – положительным. 

В свою очередь, закачка низкоминерализованной 
воды также способствует возникновению отрицательно-
го z-потенциала на границе вода – порода. В результате 
получено, что при смене агентов вытеснения в после-
довательности пластовая вода (FMB) – морская вода 
(SW) – разбавленная в 20 раз морская вода (20dSW) коэф-
фициент вытеснения растет только в случае проведения 
эксперимента на кернах, состаренных в нефтях B, C, D, 
а для нефти А ффект от переключения вод отсутствует. 

Таким образом, для успешного оптимального состава 
для низкоминерализованного заводнения необходимо 
учитывать z-потенциал как на границе порода-вода, так 
и на границе вода – нефть. Так, если граница раздела 
нефть-вода заряжена отрицательно (B, C, D), модифи-
кация состава закачиваемой воды для получения более 
отрицательного z-потенциала на поверхности минерала 
приводит к повышению нефтеотдачи. Для этого случая 
подходит традиционный подход разбавления пластовой 
и/или морской воды. однако если поверхность раздела 
нефть – вода заряжена положительно, состав нагнетаемой 
воды необходимо изменить, чтобы получить более поло-
жительный z-потенциал на поверхности минералов. Этого 
можно добиться за счет увеличения концентрации ионов 
Ca2+ или Mg2+. Те исследования, в которых не удалось 
обнаружить улучшение нефтеотдачи при использовании 
традиционного подхода (разбавления) или какого-либо 
другого изменения в составе воды, для получения более 

Табл. 2. Характеристики нефтей, используемых в (Jackson et 
al., 2016)

Тип 
нефти 

Кислотное 
число (AN) 

Основное 
число (BN) 

Асфальтены, % 

А 0,15 0,8 0,05 
B 0,2 1,77 2,9 
C 0,05 0,4 0,1 
D 0,2 1,2 2,3 

Рис. 6. Изменение КУС на поверхности кальцита от време-
ни выдерживания в синтетической морской воде (SSW), дис-
тиллированной воде (DW), воде с повышенным содержанием 
сульфат-ионов (SSW-4S) при различных температурах среды 
(Yu et al., 2007)

Рис. 7. Результаты фильтрационных экспериментов по вы-
теснению нефти (слева – образец состарен в нефти D, спра-
ва – в нефти А) (Jackson et al., 2016)
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отрицательных минеральных поверхностей, возможно, 
имели дело с положительным z-потенциалом на границе 
раздела нефть – вода, который не был учтен.

Исследования воздействия Smart water на эффектив-
ность нефтевытеснения не ограничиваются проведением 
лабораторных экспериментов. Так, в работе (Yousef et al., 
2012) говорится о первом успешном применении рассма-
триваемой технологии в карбонатных отложениях на ме-
сторождении компании Saudi Aramco, которое показало 
в результате снижение остаточной нефтенасыщенности 
на 7 единиц по сравнению с закачкой немодифицирован-
ной морской воды. Примеры других успешных примене-
ний технологии – это месторождение Экофиск (меловой 
коллектор) и Волхалл в Норвегии (Austad, 2013).

Исследования по перспективам применения ИМВ 
для карбонатных коллекторов начали проводиться 
и на отечественных месторождениях, чему посвящены 
работы (Гришин и др., 2015; резаи Кучи, Губайдуллин, 
2018; Rezaei Koochi et al., 2020; Varfolomeev et al., 2022). 
Так, в (резаи Кучи, Губайдуллин, 2018; Rezaei Koochi et 
al., 2020; Varfolomeev et al., 2022) рассматриваются во-
просы комбинирования теплового воздействия и ИМВ 
при разработке высоковязких карбонатных коллекторов 
Аканского месторождения. В (Гришин и др., 2015) от-
дельное внимание уделяется важному аспекту технологии 
ионно-модифицированного заводнения – совместимости 
пластовой и ионно-модифицированных вод. отмечается, 
что в фильтрационном эксперименте на водонасыщенном 
керне при длительной выдержке образца с ИМВ после 
прокачки ее в объеме 0,5 поровых объемов наблюдалось 
существенное снижение проницаемости для жидкости 
(порядка 60%) ввиду выпадения осадка при контакте ИМВ 
с пластовой водой, что может использоваться для изоля-
ции промытых зон. 

Подготовка материалов
Для проведения исследований использовался керн од-

ной из залежей нефти в карбонатных коллекторах восточ-
ного борта Мелекесской впадины республики Татарстан.

Выбуривание образцов
Выбуривание образцов произведено без участия сма-

чивающих агентов. Важно отметить, что для охлаждения 
коронки и цилиндрического образца использован поток 
воздуха, создаваемый компрессором, для уменьшения 
пыли применен мощный промышленный пылесос вместо 
водопроводной воды, которая в различных регионах имеет 
разный солевой состав, проходит различные виды очистки 
(хлорирование, озонирование и др.) и, следовательно, 
способна исказить естественную смачиваемость образцов 
(Rezaeidoust et al., 2009). 

отобранные цилиндры отторцованы с двух сторон 
для получения шляпок – образцов для исследования Кус 
(2 шт). Шляпки толщиной более 8 мм распилены на чет-
вертинки, что увеличило их количество для определения 
Кус (рис. 8). распиловка производилась на торцовочном 
станке при помощи специализированного алмазного от-
резного круга с зернистостью 25 мкм.

В процессе отбора керна и выбурки цилиндров 
для проведения лабораторных исследований естественная 
смачиваемость образцов может значительно меняться. 

Несмотря на то что буровые компании внедряют новые 
технологии по отбору изолированного керна, задача его 
предохранения от воздействия бурового раствора по-
прежнему остается нерешенной. Изменение начальных 
свойств смачиваемости породы происходит в результате 
как ее взаимодействия с буровым раствором в момент 
разбуривания долотом из-за действия опережающего 
проникновения фильтрата бурового раствора при про-
хождении через долото в керноприемную трубу, так 
и разгазирования нефти и пластовой воды, находящейся 
в порах, с последующей адсорбцией тяжелых компонентов 
нефти, солей, приводящей к гидрофобизации поверхности 
породы (Кузнецов и др., 2011). Поэтому до начала изме-
рений восстанавливают смачивающие свойства образца, 
чтобы они стали такими же, как в естественных условиях 
залегания. Такая процедура называется состариванием 
образцов, она включает этапы экстракции и непосред-
ственно старения, т.е. выдерживания образцов в нефти. 
В настоящей работе подготовка проводилась по методике 
ГосТ 26450.0-85. Кроме того, существуют другие мето-
дики подготовки керна, основанные на максимальном 
сохранении породой начальной смачиваемости путем 
прокачки неполярного гептана, керосина и низкоминера-
лизованной воды, в которых не растворяются асфальтены 
(Piñerez Torrijos et al., 2020). 

Экстракция
Экстракцию проводили по ГосТ 26450.0-85, в аппа-

рате сокслета до полной очистки (критерий завершения 
экстракции – прозрачный раствор в сокслете в течение 
двух суток, не флюоресцирующий в ультрафиолетовом 
свете экстракт). В качестве растворителя использовали 
спиртобензольную смесь в соотношении 1:2 с добавле-
нием хлороформа согласно ГосТ 26450.0-85. По оконча-
нии экстракции образцы выветривали от спиртобензола 
в сушильном шкафу до достижения постоянного веса 
с погрешностью 0,01 г. Длительность экстракции для ци-
линдров составляла более 1 месяца, для шляпок – около 
3 недель.

Старение
образцы насыщали пластовой воды согласно ГосТ 

26450.1-85, затем помещали в центрифугу для создания 
остаточной водонасыщенности. При моделировании 
остаточной водонасыщенности центрифугированием об-
разцы донасыщают керосином под вакуумом, после чего 
образцы помещают в сатуратор, и производится процедура 

Рис. 8. Шляпки, распиленные на четвертинки, для проведения 
измерения КУС
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донасыщения с использованием изовискозной модели 
нефти. В процессе подготовки керна важно восстановить 
адсорбцию полярных органических компонентов на по-
верхности породы, поэтому образцы длительное время 
остаются в нефти под давлением: в течение 1,5 недель 
для шляпок и 2 месяцев для цилиндров. Для отслежива-
ния изменения смачиваемости на всех этапах подготов-
ки шляпок проводили измерения Кус при пластовых 
и атмосферных условиях методами плененного пузырька 
(captive bubble) в системе пластовая вода – нефть – порода 
и «лежачей капли» (sessile drop) в системе воздух – вода – 
порода соответственно. Для рассматриваемых отложений 
пластовые условия соответствуют температуре 23 °с, 
давлению 100 бар.

Методика исследований 
(КУс и фильтрационные эксперименты)

определение IFT и Кус в атмосферных и пласто-
вых (термобарических) условиях на образце породы 
при визуальном наблюдении за поведением материалов 
проводится с использованием прибора DSA 100 и каме-
ры высокого давления EUROTECHNICA (максимально 
рабочее давление 69,0 МПа и максимальная температура 
200 °с) (рис. 9).

Замер КУС при атмосферных условиях
определение Кус методом «лежачей капли» (рис. 10) 

ведется дважды. Повторный замер проводится после того, 
как с образцов убирается капля жидкости при помощи 
фильтровальной бумаги, споласкивания их дистилли-
рованной водой и последующей сушке в печи в течение 
суток.

Замер КУС при пластовых условиях
определение Кус на границе раздела фаз жидкость – 

жидкость – порода методом плененного пузырька предпо-
лагает конструкционные изменения системы дозирования 

капли: в данном случае игла фиксируется внизу системы 
и дозировка пузырька газа или второй жидкости меньшей 
плотности осуществляется снизу вверх (рис. 11).

Подготовленный образец породы фиксируется в кер-
нодержателе таким образом, чтобы была видна граница 
поверхности. Параллельно включается обогрев камеры 
давления. Камера закрывается, продувается несколько 
раз инертным газом (азот 99,95%), затем заполняется 
жидкостью (пластовой водой и в некоторых случаях рас-
твором кремнезема) выше границы смачивания образца 
породы, причем с применением специального механизма 
происходит «задавливание» жидкости для достижения 
требуемого давления. Далее, в течение определенного 
времени происходит выдержка для достижения установ-
ленной температуры всей испытуемой системы. Затем 
включается запись измерения и происходит дозировка 
пузырька второй жидкости меньшей плотности (пласто-
вой нефти) в камеру. В режиме онлайн, а также на виде-
озаписи происходит автоматическое определение Кус 
с применением готовых методов: метод Юнга – Лапласа, 
метод касательных, метод эллипса и др.

Описание фильтрационной установки 
Исследования по определению коэффициента вытес-

нения нефти проводили на фильтрационной установке, 
представленной на рис. 12. 

система подачи агента закачки включает в себя пре-
цизионный плунжерный насос высокого давления марки 
ЛН-400 (точность поддержания расхода 0,5% от текущего 
значения), дозирующий воду с постоянной скоростью 
на вход в поршневые контейнеры, наполненные под-
готовленными к закачке агентами; систему трубок, 
соединяющих контейнеры и кернодержателя Хасслера 
с образцами керна. 

Рис. 11. Схематическое изображение метода замера КУС 
методом плененного пузырька: (1) компьютер, (2) цифровая 
камера, (3) источник света, (4) шприц и игла, (5) капля нефти

Рис. 12. Фильтрационная установка для проведения экспери-
ментов по вытеснению нефти

Рис. 9. Фото прибора DSA 100 и камеры высокого давления 
EUROTECHNICA

Рис. 10. Пример замера КУС методом лежачей капли
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система сбора флюида состоит из регулятора обратного 
давления (EQUILIBAR Back Pressure Regulator), который 
обеспечивает поддержание пластового давления в модели 
и вывод флюида в приемную пробирку. Прецизионные 
датчики давления (КоруНД-ДИ-001М-553 ДИ 0…25 
МПа, допускаемая приведенная основная погрешность 
±0,1%) установлены на входе и выходе из модели пласта 
и отражают изменение давления в режиме реального вре-
мени. Для поддержания пластовой температуры во время 
эксперимента используется сушильный шкаф Шс-1200.

Информация об объекте исследования
рентген-фазовый анализ (рФА) состава пород выпол-

нен для 16 образцов, отобранных равномерно по всему 
имеющемуся керновому материалу (табл. 3, рис. 13).

В результате исследований можно сделать вывод 
о том, что рассматриваемые образцы представляют собой 
практически чистый кальцит без признаков присутствия 
доломита и ангидрита, которые в условиях низкой пласто-
вой температуры могли бы служить дополнительным ис-
точником поступления сульфат-ионов как катализаторов 
изменения смачиваемости поверхности. 

SARA-анализ пластовой нефти
Данный метод позволяет определить групповой состав 

нефти, путем разделения дегазированной нефти на на-
сыщенные углеводороды, ароматические соединения, 
смолы и асфальтены по их растворимости и полярности. 

рассматриваемая нефть, как видно из табл. 4, со-
держит значительное количество смол и асфальтенов, 
содержащих полярные органические компоненты, 

а также характеризуется повышенным кислотным числом, 
что указывает на ее повышенную способность изменять 
смачиваемость поверхности породы с гидрофильной 
на гидрофобную.

Компонентный анализ пластовой воды
В табл. 5 представлены результаты анализа пласто-

вой воды, согласно которым можно сделать вывод о ее 
очень высокой минерализации, большом содержании, 
как двухвалентных, так и моновалентных ионов с пре-
обладанием последних, которое указывает на наличие 
потенциала к изменению смачиваемости поверхности 
породы при прокачке Smart water как воды с резко отли-
чающимся от пластовой составом. 

Результаты
Результаты замера КУС на исходных образцах
Для определения влияния экстракции и старения на из-

менение свойств смачиваемости горных пород первым 
этапом проведены замеры Кус на исходных образцах 
(шляпках после выпиловки) для определения естествен-
ной смачиваемости. Далее полученные значения углов 
используются в качестве базы для сравнения с замерами 
после следующих этапов подготовки керна. результаты 
представлены на рис. 14, где Кус 1 соответствует замеру 
при атмосферных условиях (а.у.) на исходных образцах, 
Кус 2 – повторному замеру после сушки, Кус п.у. – за-
меру при пластовых условиях. 

По результатам измерений установлено, что среднее 
значение Кус при а.у. на исходных шляпках составляет 
94,1° и отклонение от среднего в основном меньше 15°, 
при п.у. – 126,8° и отклонение от среднего значительнее, 
достигает порядка 40° для некоторых образцов. результаты 
при атмосферных условиях показывают, что, согласно клас-
сификации (Treiber, Owens, 1972), порода характеризуется 
нейтральным типом смачиваемости, а при пластовых – ги-
дрофобным, т.к. Кус составляет более 105°.

Рис. 13. Пример графика РФА-анализа на верее

Табл. 3. Сводная таблица результатов РФА-анализа

Минералогический состав 
(масс.%) 

Кварц Кальцит Доломит Пирит Галит 
1 99 0-1 0-1 - 

Табл. 4. Результаты SARA-анализа проб нефти

 Ед. измерен.  
Насыщенные УВ 

масс. % 

27,4 
Ароматические 

соединения 38,3 

Смолы 25,8 
Асфальтены 8,5 

Кислотное число (AN) мгKOH/г 0,12 
Щелочное число (BN) 2,73 

Плотность г/cм³ 0,926 
Кинематическая вязкость сСт 112,4 

Табл. 5. Результаты компонентного анализа пластовой воды

 Ед. измерен.  
HCO3

- 

мг/л 

146,45 
SO4

2- 976,08 
Cl- 154251 

Ca2+ 14028 
Mg2+ 3040 

(Na+K)+ 78751,13 
Минерализация мг/л 251193 

Плотность г/см3 1,157 
рН (при 23°С)  6,94 
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Результаты замера КУС на экстрагированных 
образцах

Для устранения результатов воздействия на керн 
бурового раствора в процессе бурения проводили экстра-
гирование образцов. Чтобы оценить влияние экстракции 
на смачиваемость, выбраны несколько образцов для опре-
деления Кус при атмосферных и пластовых условиях. 

Шляпки для измерения Кус при а.у. после экстракции 
определены таким образом, чтобы равномерно охватить 
весь отобранный интервал кернового материала (хотя 
бы одна шляпка с каждого ящика). Кроме того, учитывали 
наличие измерений Кус при а.у. на исходных образцах 
для того, чтобы иметь возможность сравнить замеры Кус 
до и после экстракции.

Экстрагированные образцы перед измерениями Кус 
при а.у. помещали на 20 ч в сушильный шкаф при тем-
пературе 105 °с, затем в эксикатор над силикагелем 
для охлаждения до комнатной температуры. Далее каждый 
образец по отдельности доставали из эксикатора и про-
изводили замер. 

результаты замеров Кус как при атмосферных, так 
и при пластовых условиях на образцах показывают, 
что порода после экстракции стала гидрофильной (угол 
менее 75°) (табл. 6). 

Результаты замера КУС на состаренных образцах
После экстракции отобранные образцы подвергли 

процедуре восстановления смачиваемости путем вы-
держивания их в пластовых флюидах. снова проведены 
аналогичные замеры Кус при пластовых условиях.

образцы перед измерениями помещали в емкости 
с нефтью, поэтому перед тем, как отправить их в камеру, 
их промокали бумагой. После того как образец установлен, 
камера заполнялась соответствующей отфильтрованной 
пластовой водой. Затем около 2 мин. система находилась 

в покое для установления равновесия. Для проведения 
замеров методом плененного пузырька на образец до-
бавляли около 3 мл нефти (3 капли).

сравнение значений Кус до и после процедуры 
старения образцов показало, что расхождение для 5 об-
разцов из выборки составляет менее 15° (за исключением 
16 г), следовательно, их смачиваемость восстановилась 
(табл. 7). 

Результаты замеров КУС до и после выдерживания 
в Smart water

Замеры Кус проводили методом плененного пу-
зырька до и после выдерживания их в Smart water. 
состав ИМВ подбирали совместно с исследовательской 
группой университета ставангера (Норвегия) на основе 
методики с учетом минералогического состава породы, 
компонентного состава пластовой воды, SARA-анализа 
и характеристик нефти, а также хроматографического 
теста на образцах керна (Mjos et al., 2018). Время выдер-
живания составляет 1 и 4 дня. Подобранный состав воды 
представляет собой соли MgCl2 и CaSO4 в концентрации 
по 20 ммоль/л. 

результаты замеров на образцах верейского горизонта 
представлены в табл. 8. 

отобранные образцы (по 1–2 шляпки) соответствуют 
3 группам по проницаемости (табл. 9), часть из которых 

Рис. 14. Результаты замеров КУС на исходных образцах

Табл. 7. Результаты замера КУС после старения

Номер 
образца 

КУС п.у. 
исходные 

КУС п.у. 
После старения 

Дельта, ° 

1 123,7 128,0 4,3 
8 132,1 146,4 14,3 

16 103,7 139,3 35,6 
24 152 156,7 4,7 
32 148,1 159,4 11,3 

Табл. 6. Результаты замера КУС после экстракции на образцах

Номер 
образца 

КУС 2 а.у. 
Исходные, ° 

КУС а.у., ° КУС п.у. 
Исходные, ° 

КУС п.у., ° 
КУС 1 КУС 2 КУС среднее 

1 87,7 77,8 67,2 72,5   
3     139,2 66,3 
8 92,6 61,8 55,6 58,7   

16 96,4 56,3 60,9 58,6   
24 91,9 47,8 39,9 43,9   
27     121,2 61,0 
32 105,2 68,3 74 71,2   
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выдерживалась в Smart water в течение суток, а другая 
часть – 4 дня. 

В результате снижение Кус после выдерживания 
в течение суток в Smart water составляет в среднем 37,6°, 
что соответствует промежуточному типу смачиваемости. 
Через 4 дня значение дельты Кус существенно увеличива-
лось (81,38°), порода становится гидрофильной. Примеры 
замеров через 1 и 4 дня представлены на рис. 15.

Основные схемы проведения фильтрационных 
экспериментов на Smart water

При проведении фильтрационных экспериментов 
с участием Smart water реализована одна основная схе-
ма – закачка Smart water после прокачки пластовой воды 
(третичный режим) (табл. 10). 

Подготовка образцов для проведения 
фильтрационных исследований

Для определения исследуемых характеристик приме-
няли составную модель, монтируемую из трех отдельных 
цилиндрических образцов (30×30 мм) с ненарушенной 
структурой. Длина составной модели составляет 9 см.

Порядок компоновки составного образца определяли 
так, чтобы по направлению вытеснения нефти водой каж-
дый последующий образец имел меньшую проницаемость 
(слева направо) согласно осТ 39-195-86 п.3.2.2 (табл. 11).

Рис. 15. Пример изменения КУС на образцах, выдержанных в 
Smart water (1 день, 4 дня)

Табл. 8. Результаты замеров КУС на Smart water

Номер 
образца 

Кпр, мД КУС 
базовый, ° 

КУС 
1 день, ° 

Дельта 
1 день, ° 

КУС 
4 дня, ° 

Дельта 
4 дня, ° 

5 884,7 148,3 106,2 42,1   
9 824,1 141,0 99,65 41,35   

28 193,1 139,6 110,3 29,3   
6 895,5 138,9   43,9 95 

23 791,4 141,8   93,5 48,3 
29 185 138,3   47,0 91,3 
32 300 120,3   29,4 90,9 

Среднее  138,3 105,4 37,6 53,45 81,38 

Табл. 9. Выборка образцов для замера КУС на Smart water

Группа по 
проницаемости 

Выдерживание  
в Smart waterКоэффициент проницаемости 

1 день 4 дня 
900-1000 мД 5 884,7 6 895,5 
700-900 мД 9 824,1 23 791,4 
300-500 мД 32 300  

менее 200 мД 28 193,1 29 185 

Результаты фильтрационных экспериментов 
по закачке Smart water

Динамика изменения коэффициентов вытеснения 
нефти и депрессии давления во время проведения иссле-
дований представлены на рис. 16, 17 и в табл. 12.

В итоге имеем: коэффициент вытеснения составляет 
28,9%, коэффициент довытеснения – 9,2%. 

Как видно из графика по вытеснению нефти (рис. 16), 
в процессе фильтрационного эксперимента закачка Smart 
water сопровождается повышением нефтевытеснения 
при отсутствии перепада давления после прокачки по-
рядка 3 п.о., и, вероятно, такой отложенный эффект 
может объясняться взаимодействием ИМВ с породой, 
а именно изменением ее смачиваемости. Наблюдаемые 
же пики вытеснения нефти при прокачке пластовой 
воды, сопровождающиеся скачками на графике перепада 
давления, по всей видимости, не связаны с изменениями 
смачиваемости, скорее объясняются перераспределением 
фильтрационных потоков.

Закачка Smart water как третичный метод увеличения 
нефтеотдачи показала наличие потенциала к дополни-
тельному вытеснению, даже несмотря на более низкие 
пластовые температуры, в отличие от многих примеров 
зарубежных экспериментов (Darvish Sarvestani et al., 2019; 
Yousef et al., 2010; Austad, 2013). Полученное в ходе экс-
перимента довольно существенное довытеснение нефти, 
предположительно, может быть связано с существенным 
нарушением равновесия среды, инициированным прокач-
кой воды, отличающейся от пластовой по минерализации 
в 50 раз (251,2 и 4,6 г/л), а также с отсутствием в составе 
одновалентных солей, препятствующих реализации ука-
занных ранее механизмов многокомпонентного ионного 
обмена, растворения минералов и расширения двойного 
электрического слоя и приводящих к изменению смачива-
емости поверхности породы. Нахождение породы продол-
жительное время в контакте с ИМВ способствует, как по-
казали эксперименты, значительной гидрофилизации ее 

Табл. 10. Схемы проведения фильтрационных экспериментов 
при участии Smart water

Схема 
закачки 

Описание 

3 Вытеснение пластовой водой до выхода на полку 
по нефти (не менее 3 PV (поровых объемов))

+Довытеснение SW (MgCl2 20 ммоль/л, CaSO4 
20 ммоль/л) до выхода на полку по нефти (не 

менее 3 PV) 
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Табл. 12. Результаты фильтрационных экспериментов при закачке Smart water

Параметры составного образца Объем, см
3
 

Коэффициент 
вытеснения 

нефти, % 

Коэффициент 
довытеснения 

нефти, % 
Пористость 
средняя, % 

Проницаемость 
средняя, 10

-3
 мкм

2
 

Пор 
(пустот) Vп 

Извлеченной из 
образца нефти 

 
Доизвлеченной 

из образца нефти 
 

14,3 987 8,98 2,05 0,65 28,9 9,2 

поверхности, что подтверждается замерами краевого угла 
смачиваемости – при замере на образцах величина угла 
составляет порядка 138,3°, а после выдерживания его 
в ИМВ – 53,45°. 

Выводы
Таким образом, можно заключить, что основным 

процессом, лежащим в основе технологии Smart water, 
является изменение смачиваемости в сторону гидро-
филизации, достигаемой, по разным данным, за счет 
многокомпонентного ионного обмена в среде, раство-
рения минералов, расширения двойного электрического 
слоя, а также изменения z-потенциала среды, действие 
которых должно усиливаться в условиях более высоких 

температур и присутствия бóльшего количества сульфат-
ионов в среде. 

рассмотренные в настоящей статье отложения представ-
ляют собой не классический пример объекта для закачки 
Smart water ввиду значительно более низкой температуры 
пласта (23 °с), однако проведенные исследования по за-
мерам Кус подтвердили факт изменения смачиваемости 
поверхности в результате переключения с пластовой 
на ИМВ, отличающуюся в 50 раз по общей минерали-
зации и содержанию одновалентных ионов (в последней 
они отсутствуют). Гидрофилизация поверхности вызвала 
дополнительное вытеснение нефти, составившее по ре-
зультатам фильтрационных экспериментов 9,2%, что по-
казывает наличие потенциала к изменению смачиваемости 
и в более низкотемпературных условиях, соответствующих 
карбонатному коллектору верейского возраста восточного 
борта Мелекесской впадины республики Татарстан. однако 
требуются дальнейшие исследования для подтверждения 
механизма воздействия, в т.ч. и основанные на различных 
подходах к состариванию керна. 
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Рис. 16. График Квыт при закачке Smart water после пластовой 
воды 

Рис. 17. График депрессии давления при закачке Smart water после пластовой воды

Табл. 11. Характеристика составных керновых моделей для проведения фильтрационных экспериментов с закачкой Smart water

Порядок компоновки 
составной керновой 

модели 

Средние значения параметров 
Открытая 

пористость, % 
Эффективная 
пористость, % 

Проницаемость по газу, 
10-3 мкм2 

13,9-14,8 
14,3 

10,8-12,6 
11,6 

884,7-1124,3 
987 
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Potential for improving the efficiency of carbonate oil deposits 
waterflooding with the use of controlled salinity technology (Smart water) 
at fields of tatarstan republic 
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Abstract. The article provides an overview of ion-
modified waterflooding technology, also known as low 
salinity, controlled salinity, or Smart water. This technology 
is currently considered one of the most promising approaches 
in the development of oil deposits in carbonate reservoirs due 
to its economic efficiency and environmental safety.

The article discusses the main mechanisms and processes 
underlying ion-modified waterflooding and presents the 
results of laboratory studies conducted on core samples from 
foreign oil deposits. It includes an analysis of several studies, 
including contact angle measurements and core flooding 
experiments on core samples from oil deposits in carbonate 
reservoirs on the eastern side of the Melekess depression in 
the Republic of Tatarstan.

It is important to note that the Vereyian deposits explored 
in this article are not a typical example of test objects for 
ion-modified water injection. This is because they are 
characterized by a low reservoir temperature of 23 °C, which 
suggests that the efficiency of the technology would likely be 
lower compared to studies conducted abroad, where reservoir 
temperatures were significantly higher. For example, Darvish 
Sarvestani et al. studied reservoir conditions at 90 °C, Yousef 
et al. – reservoir temperature of 100 °C, and Austad et al. 
examined the Ekofisk field at 130 °C and the Volhall field at 
90 °C in Norway.

However, as several studies have indicated, prolonged 
contact between rock samples and ion-modified water 
contributes to significant hydrophilization of the rock surface, 
as confirmed by contact angle measurements. The contact 
angle decreases from approximately 138.3° to 53.45° after 
exposure to ion-modified water.

Additionally, the core flooding experiment demonstrated 
a slight increase in the oil displacement coefficient, reaching 
9.2%.

These findings suggest the potential for enhanced oil 
recovery by injecting Smart water into the Vereyian sediments, 
although further research is required to confirm the underlying 
mechanism.

Keywords: Smart water, carbonate rock, wettability, 
Vereyian horizon
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Оценка эффективности добычи сверхвязкой нефти методом 
внутрипластового каталитического облагораживания 
при пароциклической стимуляции: от лабораторного 

скрининга до гидродинамического моделирования 

Р.Э. Сафина1*, С.А. Усманов1, И.Ф. Минханов1, И.И. Мухаматдинов1, Я.О. Симаков2, 
А.В. Вахин1, В.А. Судаков1, М.А. Варфоломеев1, Д.К. Нургалиев1

1Казанский (Приволжский) федеральный университет, Казань, Россия
2АО «ВНИИнефть», Москва, Россия

В статье представлен метод оценки эффективности разработки залежи сверхвязкой нефти с использованием 
технологии внутрипластового каталитического облагораживания при пароциклической стимуляции и результаты 
его применения в масштабе пилотного участка. Данная технология предполагает закачку нефтерастворимого 
катализатора в пласт после нескольких циклов закачки пара и добычи нефти. По результатам проведенных лабо-
раторных исследований, преобразование нефти в пласте в присутствии катализатора выражено в динамическом 
снижении вязкости нефти и увеличении нефтевытеснения. Для оценки эффективности технологии в масштабе 
пилотного участка использовалась термическая гидродинамическая модель, созданная на основе результатов 
лабораторных исследований. Процесс облагораживания нефти представлен в модели реакцией перехода от ис-
ходной нефти к преобразованной, при этом учитывались снижение вязкости нефти и снижение остаточной 
нефтенасыщенности в зависимости от степени облагораживания. В предлагаемом в статье подходе к описанию 
процесса облагораживания кинетические параметры реакции и свойства преобразованной нефти настраивались 
по результатам экспериментов в реакторе высокого давления и на фильтрационной установке.

Гидродинамическое моделирование в масштабе пилотного участка показывает зависимость эффективности 
каталитического облагораживания от равномерности распределения температуры по стволу скважины, наличия 
остаточной нефти и от коллекторских свойств в радиусе дренирования скважины. Показано, что эффект катали-
тического облагораживания в случае пароциклической обработки скважины определяется не только физико-хи-
мическими изменениями состава нефти, но и адсорбционной возможностью катализатора, прогревом по стволу 
скважины и взаимодействием матрица-порода. согласно результатам моделирования, выбор оптимального 
объема катализатора и сценария закачки позволяет извлекать до 25% дополнительной нефти, что открывает 
значительные перспективы повышения эффективности паротепловых методов воздействия при использовании 
внутрипластового каталитического облагораживания. 

Ключевые слова: каталитическое облагораживание, сверхвязкая нефть, гидродинамическое моделирование, 
каталитический акватермолиз 
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Введение
Подавляющее большинство залежей вязкой тяжелой 

нефти разрабатываются при помощи термических ме-
тодов добычи, которые включают использование тепло-
носителей, таких как пар и горячая вода – закачка пара 
или горячей воды, пароциклическая обработка, парогра-
витационное воздействие (Askarova et al., 2020). 

Использование термических методов предполагает 
энергозатраты на нагрев теплоносителей и, как след-
ствие, воздействие на окружающую среду из-за выбросов 

углекислого газа (Morrow et al., 2014). Внутрипластовое 
каталитическое облагораживание в сочетании с техноло-
гиями на основе пара позволяет получить более высокие 
уровни извлечения и меньшее воздействие на окружа-
ющую среду. условия, создающиеся в паровой камере, 
считаются благоприятными для процессов акватермолиза 
и гидрокрекинга (Bueno Zapata et al., 2019), при этом 
различные каталитические системы способны повы-
сить интенсивность таких преобразований. Выявлено, 
что при использовании катализаторов увеличивается 
содержание насыщенных и ароматических углеводоро-
дов, уменьшается содержание смолисто-асфальтеновых 
компонентов и твердых н-алканов (Maity et al., 2010). 

Многие авторы предлагают подходы к количественно-
му описанию изменения состава нефти при каталитиче-
ском облагораживании на основе уравнения Аррениуса 

Оригинальная статья 
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для расчета кинетики преобразования тяжелой фракции 
нефти в легкую (Bueno Zapata et al., 2019; Alonso-Ramírez 
et al., 2018; Nazimova et al., 2021; Alonso-Ramírez et al., 
2021; Tirado et al., 2022). Модели реакции акватермолиза 
зачастую основаны на разделении исходной тяжелой со-
ставляющей нефти на некоторое количество псевдокомпо-
нент на основе количественного содержания сульфидных 
компонентов и молекулярных масс. При этом определение 
параметров кинетических моделей (энергия активации, 
частотные факторы, стехиометрические коэффициенты) 
требует большого количества экспериментальных ис-
следований для обеспечения наилучшего приближения 
рассчитанных параметров к измеренным значениям 
(Vakhin et al., 2021). 

стоит отметить, что одним из ключевых процессов, 
определяющих эффективность технологии каталитиче-
ского облагораживания, помимо снижения вязкости нефти 
(вследствие изменения композиции и молекулярного 
веса), является увеличение нефтевытеснения, вызванное 
вовлечением в поток доли ранее неподвижной (остаточ-
ной) нефти (Минханов и др., 2021).

В настоящей статье для оценки эффективности внутри-
пластового каталитического облагораживания в масштабе 
залежи или пилотного участка предлагается упрощенная 
модель реакции преобразования исходной нефти, пред-
ставленной одним псевдокомпонентом. Данный подход 
не требует разделения нефти на псевдокомпоненты 
и определения параметров и свойств каждого из них, 
что исключает проведение дополнительных лаборатор-
ных исследований. основой предлагаемой упрощенной 
модели является динамика изменения вязкости нефти, 
что в свою очередь уменьшает количество степеней сво-
боды при оценке эффективности технологии. При этом, 
увеличение нефтевытеснения вследствие каталитического 
облагораживания воспроизводится посредством задания 
зависимости остаточной нефтенасыщенности от степени 
каталитического облагораживания.

Выбор способа описания процесса преобразования 
нефти обусловлен, с одной стороны, сложностью компо-
зиционных изменений нефти при каталитическом аква-
термолизе, а с другой – необходимостью формализации 
процесса для использования в термогидродинамической 
модели и явной выраженностью процесса преобразования 
нефти в снижении вязкости и повышении нефтевытес-
нения, что наблюдается по результатам лабораторных 
исследований.

Лабораторные и аналитические исследования, а так-
же оценка эффективности каталитического воздействия 

в данной работе выполнены на примере залежи сверхвяз-
кой нефти в карбонатных коллекторах республики Куба, 
однако предлагаемый подход, по мнению авторов, может 
быть применен для различных залежей сверхвязкой нефти 
(сВН), на которых рассматривается внедрение техноло-
гии внутрипластового каталитического облагораживания 
нефти.

Материалы и методы
В работе для проведения оценки эффективности был 

использован катализатор акватермолиза на основе никеля 
и железа в виде нефтерастворимого прекурсора – раствора 
таллатов никеля и железа в нефрасе с4-150/200 в массовом 
соотношении 1:1 (Ту 20.59.59.000-007-02066730-2018). 
соотношение между железом и никелем 75:25 выбрано 
на основе проведенных исследованных (Vakhin et al., 
2023). Как ранее было установлено, при паротепловом 
воздействии таллаты переходных металлов разлагаются 
с образованием наноразмерных частиц оксидов-суль-
фидов никеля, которые адсорбируются на минеральной 
матрице породы-коллектора (Vakhin et al., 2021). 

Процесс преобразования исходной нефти вследствие 
каталитического облагораживания описывается реакцией 
перехода компонента нефти OIL (исходная нефть) в ком-
понент OIL` (нефть с максимальной степенью преобра-
зования) в присутствии катализатора (компонент Catal). 

Для описания модели реакции, основанной на вязко-
сти, проведена серия экспериментов в реакторе высокого 
давления фирмы Parr Instruments (сША) с загрузкой рас-
твора прекурсора катализатора, нефтенасыщенной породы 
и воды. Эксперименты проведены в двух температурных 
режимах (250 и 300 °с) при различной продолжитель-
ности воздействия (48, 72 и 96 часов), при давлении 90 
атм. (Minkhanov et al., 2023; Кудряшов и др., 2022). После 
завершения эксперимента по паротепловому воздействию 
(ПТВ) нефть отделяется от воды отстаиванием в течение 
16 часов и центрифугированием. Для каждого образца 
нефти измеряется вязкость (табл. 1), и проводится SARA 
анализ.

По результатам проведенных экспериментов наблю-
дается выполаживание кривой вязкости нефти (рис. 1) 
и кривой изменения массовой доли асфальтенов (рис. 2) 
на интервале воздействия 72–96 часов в реакторе высо-
кого давления при температуре 300 °с. Таким образом, 
в данной работе принимается, что нефть после экспе-
римента по ПТВ в реакторе высокого давления при тем-
пературе 300 °с в течение 96 часов имеет максимально 
возможную степень преобразования и состоит на 100% 

Табл. 1. Значения вязкости и молекулярной массы нефти до и после экспериментов в реакторе высокого давления

 Исходная 
нефть 

ПТВ 
250 °С 
48 час. 

ПТВ 
250 °С 
72 час. 

ПТВ 
250 °С 
96 час. 

ПТВ 
300 °С 
48 час. 

ПТВ 
300 °С 
72 час. 

ПТВ 
300 °С 
96 час. 

ММ, г/моль 642.4 - - - - - 485.9 
Вязкость, мПа*с  

при 36 °С 355700 202400 167500 194200 15600 10100 8800 
50 °С 72800 45500 44700 42900 4600 3932.7 2700 
70 °С 11260 7600 7700 7300 1100 928.39 690 

100 °С 1477 1100 1000 1000 210 189.34 170 
150 °С 795 140 130 290 50 32.93 40 
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из компонента OIL`. соответственно, параметры OIL` 
принимаются на основе параметров нефти после указан-
ного эксперимента.

стехиометрические коэффициенты рассчитываются 
на основе материального баланса с учетом молекулярных 
весов рассматриваемых компонентов. реакция имеет 
следующий вид:

1 OIL + 0.13 сatal →1.27 OIL` + 0.13 сatal + 0.4 CO2.

Кинетика реакции каталитического облагораживания 
нефти определяется методом Фридмана.

1) По значениям вязкости определяется молярное со-
отношение компонентов OIL/OIL` спустя определенное 
время воздействия (48, 72 и 96 часов) для двух температур-
ных режимов (250 и 300 °с), и определяется концентрация 
OIL` (моль/л) для всех экспериментов (табл. 2).

ln μ = OIL (д. ед мол) · ln μOIL+ OIL` + (д. ед мол) · ln μOIL`

где μ – измеренная вязкость нефти после эксперимента 
в реакторе высокого давления при определенном темпе-
ратурном режиме и времени воздействии, μOIL – вязкость 
исходной нефти (355 700 сПз при 36 °с), μOIL` – вязкость 
преобразованной нефти (8800 сПз при 36 °с).

2) определяется скорость реакции при 250 и 300 °с 
(как угол наклона кривой зависимости концентрации 
от времени на рис. 3).

3) определяется энергия активации и предэкспонен-
циальный множитель по зависимости скорости реакции 
от 1/T (уравнение Аррениуса) (рис. 4).

Численное моделирование процесса каталитического 
облагораживания нефти и процессов массо- и тепло-
переноса в данной работе выполнено с использованием 
гидродинамического симулятора CMG STARS. 

Процесс каталитического облагораживания в реакторе 
высокого давления воспроизводится на численной моде-
ли ячейки реактора (рис. 5), и кинетические параметры 

Рис. 3. График зависимости концентрации преобразованной 
нефти от времени каталитического воздействия в реакторе 
высокого давления

Рис. 4. График зависимости скорости реакции от температуры 
каталитического воздействия в реакторе высокого давления

Рис. 1. Зависимость вязкости нефти от продолжительности 
ПТВ в присутствии катализатора при температуре 250 и 300 °С

Рис. 2. Гистограмма массового содержания SARA фракций 
нефти при различной продолжительности ПТВ в присут-
ствии катализатора при температуре 300 °С

Табл. 2. Результаты определения молярной доли исходной и преобразованной нефти 

 Исходная 
нефть 

ПТВ 
250 °С 
48 час. 

ПТВ 
250 °С 
72 час. 

ПТВ 
250 °С 
96 час. 

ПТВ 
300 °С 
48 час. 

ПТВ 
300 °С 
72 час. 

ПТВ 
300 °С 
96 час. 

OIL (д.ед мол) 1 0.85 0.8 0.84 0.15 0.04 0 
OIL`(д.ед мол) 0 0.15 0.2 0.16 0.85 0.96 1 
Концентрация OIL`, моль/л 0 0.27 0.36 0.29 1.82 2.15 2.26 
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реакции настраиваются путем адаптации модели на резуль-
таты лабораторных экспериментов (рис. 6–7). размерность 
численной термической гидродинамической модели со-
ответствует параметрам ячейки реактора. Массовое соот-
ношение нефти к катализатору задано согласно условиям 
проведения эксперимента (22 г нефти, 2.8 г катализатора). 
результаты адаптации приведены в табл. 3.

увеличение нефтевытеснения оценивается по резуль-
татам следующих фильтрационных исследований: 

• базовый эксперимент вытеснения нефти паром; 
• эксперимент вытеснения нефти паром в присутствии 

катализатора.
При создании насыпной модели керна в эксперименте 

использован исходный неэкстрагированый керн, который 
был перемолот до фракции 0.1 ÷ 1.0 мм. Перемолотая не-
экстрагированная порода в перемешивающем аппарате 
во всех экспериментах перемешивалась с водой заданной 
минерализации в массовом соотношении нефть:вода, рав-
ном 3:1, что соответствует исходной нефтенасыщенности 
рассматриваемого пласта. Пластовое давление создава-
лось азотом. Эксперименты проводились при темпера-
туре 300 °C с предварительным выдерживанием модели 

в течение 12 часов согласно осТ 39-195-86 на фильтраци-
онной установке (рис. 8). Подробное описание установки 
представлено в работе (Anikin et al., 2022).

результаты и выводы
результаты фильтрационных экспериментов приведе-

ны в табл. 4. Эксперименты воспроизводились на числен-
ной модели (рис. 9) с использованием масштабирования 
остаточной нефтенасыщенности от молярной доли ком-
понента OIL` в нефтяной фазе, рассчитанной на основе 
кинетики реакции преобразования (рис. 10).

Рис.5. Численная модель ячейки реактора

Рис. 6. Результаты расчета модели ячейки (при 250 °С): точ-
ками отображены результаты, полученные в ходе обработки 
результатов экспериментов

Рис. 7. Результаты расчета модели ячейки (при 300 °С)

Рис. 8. Схема фильтрационной установки для проведения экс-
периментов по вытеснению нефти: 1 – плунжерный насос вы-
сокого давления марки ЛН-400, 2 – парогенератор, 3 – флан-
цевый кернодержатель, 4 – термошкаф, 5 – баллон азота, 
6 – регулятор обратного давления, 7 – сепарационная бюрет-
ка, 8 – клапан отбора газа, 9 – газовая бюретка, 10 – газовый 
хроматограф, 11 – поршневые контейнеры, 12 – персональный 
компьютер с подключенными датчиками давления

Табл. 3. Результаты определения кинетических параметров реакции

 Полученные в ходе обработки 
результатов экспериментов 

0D модель 
реактора 

Предэкспоненциальный множитель, A 2.00E+13 1.80E+13 

Энергия активации, Eакт, Дж/моль 1.52E+05 1.60E+05 

Молярная доля OIL’ после 96 часов при 250 °С 16 16.7 

Молярная доля OIL’ после 96 часов при 300 °С 100 97.9 
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Для оценки эффективности внутрипластового ка-
талитического облагораживания при пароциклической 
стимуляции на численной секторной модели пилотного 
участка (рис. 11) проводились прогнозные расчеты по за-
качке пара и катализатора. 

В качестве основы численной модели пилотного 
участка используется секторная термическая гидроди-
намическая модель (ТГДМ) залежи сверхвязкой нефти 
в карбонатном трещиноватом коллекторе в республике 
Куба, предварительно садаптированная на историю разра-
ботки. секторная модель включает наклонно-направлен-
ную скважину, на которой реализуется пароциклическая 
обработка. Используется локальное измельчение сетки 
в интервалах перфорации скважины (до размерности 
5×5 м) с целью анализа эффективности преобразования 
нефти в призабойной зоне пласта. Тип модели – модель 
двойной проницаемости. В секторной модели принята 
однородная параметризация трещин по параметрам: 
поровый объём трещин, расстояние между трещинами, 
доля породы в кубе трещины. Гидродинамическая модель 
включает зависимость вязкости нефти и масштабирование 
остаточной нефтенасыщенности от температуры и сте-
пени каталитического преобразования. средняя глубина 
залежи 600 м. Начальное давление 62 атм, начальная 
температура пласта 36 °с. реализуется закачка пара 

Рис. 10. Результаты расчета численной модели фильтрацион-
ного эксперимента. График накопленной добычи нефти 

Рис. 11. Секторная модель пилотного участка. Куб нефтена-
сыщенности

Табл. 4. Результаты фильтрационных экспериментов

Параметр Базовый 
эксперимент 

Эксперимент  
в присутствии катализатора 

Масса вытесненной нефти, г 41.9 67.6 

Коэффициент вытеснения нефти, % 27.9 45.0 

Дополнительное вытеснение нефти (относительный прирост), % - 61.3 

Дополнительное вытеснение нефти (абсолютный прирост), % - 17.1 

с температурой 300 °с и сухостью пара 80%. На основе 
анализов истории работы скважин при построении модели 
участка месторождения авторами модели были оценены 
давление закрытия трещины (98 атм) и давление открытия 
трещины (102 атм).

В рамках настоящей работы с целью описания процес-
сов каталитического акватермолиза в численной модели 
пилотного участка модели учитывались: 

• реакция преобразования исходной нефти, кине-
тические параметры которой основаны на результатах 
моделирования реактора высокого давления;

• адсорбция катализатора в породе, рассчитанная 
по результатам замеров концентрации никеля и железа 
в породе после проведения эксперимента с катализатором 
и растворителем при 300 °с и равная 0.368 мг/г (4.21 г 
моль/м3 порового пространства);

• зависимость остаточной нефтенасыщенности 
от степени преобразования нефти (концентрация OIL`), 
основанная на результатах адаптации фильтрационного 
эксперимента в одномерной численной модели.

Проводился базовый расчет модели для оценки степе-
ни прогрева околоскважинного пространства перед про-
ведением закачки катализатора и определения базовой 
добычи. рассчитывались варианты закачки товарной 
формы катализатора (6 т и 15 т) после цикла добычи с по-
следующей закачкой пара.

По результатам базового расчета на момент закачки 
товарной формы катализатора по стволу скважины обеспе-
чивался прогрев, достаточный для инициации каталити-
ческого облагораживания нефти – от 150 °с (рис. 12–13).

Рис. 9. Численная модель фильтрационного эксперимента. 
Профиль распределения степени преобразования нефти на мо-
мент завершения эксперимента
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Рис. 12. Профиль распределения температуры и мольной доли катализатора вдоль траектории скважины при закачке 6 т катали-
затора

Рис. 13. Профиль распределения температуры и мольной доли катализатора вдоль траектории скважины при закачке 15 т ката-
лизатора

Рис. 14. График накопленных показателей добычи нефти при базовом варианте закачки пара (базовый вариант) и при вариантах 
закачки товарной формы катализатора (вариант с катализатором 6 т, вариант с катализатором 15 т)

По результатам прогнозных расчетов по закачке товар-
ной формы катализатора (6 т) на секторной ТГДМ участка 
дополнительная добыча нефти за период 1 год (3 цикла 
закачка-добыча) составила 15.2% относительно базового 
варианта (пароциклическое воздействие) (рис. 13).

увеличение закачиваемого катализатора (до 15 т) 
приводит к увеличению показателя дополнительной до-
бычи нефти на 9.9% вследствие значительно большей 

протяженности распространения катализатора вдоль 
ствола скважины (рис. 14)

По результатам прогнозных расчетов эффективность 
применения закачки катализатора составила 15–25% в за-
висимости от объема оторочки катализатора, в то время 
как по результатам лабораторных исследований получен 
прирост вытеснения нефти на 61.3% относительно базо-
вого варианта с закачкой пара. 
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Это объясняется тем, что в лабораторных условиях 
обеспечивается равномерное распределение катализатора 
по всему объему образца насыпной модели и равномерный 
прогрев модели при закачке пара. 

основной причиной снижения эффективности ката-
литического воздействия при оценке в масштабе пилот-
ного участка являлся учет неравномерности прогрева 
и распределения катализатора по пласту. Вследствие 
неоднородности фильтрационно-емкостных свойств 
и процессов массопереноса матрица-трещина эффек-
тивность применения технологии в значительной мере 
определяется характером распространения катализатора 
по пласту и геолого-техническими условиями целевого 
пласта (распределение температуры по стволу, наличие 
остаточной нефти, наличие источников поступления воды 
в скважину). Так, возможность эффективного повышения 
охвата пласта катализатором по вертикали определяется 
равномерностью прогрева и приемистостью интервалов 
пласта для углеводородной фазы. Повышение эффектив-
ного охвата пласта по горизонтали определяется дально-
стью прогрева пласта до температуры начала процесса 
каталитического облагораживания (160 °с).

Таким образом, для оценки эффективности приме-
нения тепловых методов при разработке залежей сВН, 
характеризующихся неоднородными фильтрационно-ем-
костными свойствами пласта, а также нестационарными 
фильтрационными режимами, необходимо применять 
комплексный подход, включающий лабораторные иссле-
дования, физическое и гидродинамическое моделирова-
ние. Перенос результатов фильтрационных исследований 
на масштабы месторождения в данном случае позволяет 
выявлять эффекты различных порядков, оказывающие 
значительное воздействие на эффективность процесса.

Заключение
работа посвящена описанию метода оценки эффектив-

ности разработки залежи сверхвязкой нефти с использо-
ванием технологии внутрипластового каталитического 
облагораживания при пароциклической стимуляции. 
Приводятся результаты применения метода в масштабе 
пилотного участка. 

Используемый метод основан на лабораторных ис-
следованиях и гидродинамическом моделировании 
и предполагает использование реакции облагораживании 
нефти вследствие каталитического облагораживания и за-
висимости остаточной нефтенасыщенности от степени 
облагораживания. Количественные параметры процесса 
основаны на результатах экспериментальных исследо-
ваний по замеру вязкости и коэффициента вытеснения. 

результаты применения используемого подхода в мас-
штабах пилотного участка залежи сВН республики Куба 
показывают, что в рассматриваемых геологических усло-
виях технология внутрипластового каталитического обла-
гораживания при пароциклической стимуляции является 
перспективным методом повышения нефтеотдачи и позво-
ляет извлекать до 25% дополнительной нефти. При этом 
эффективность каталитической обработки определяется 
не только химико-физическими изменениями состава 
нефти, но также зависит от степени и равномерности про-
грева ствола скважины, степени выработанности запасов, 
неоднородности фильтрационно-емкостных свойств 

пласта и адсорбцией катализатора в прискважинном 
пространстве, что подтверждает необходимость приме-
нения комплексного подхода для оценки эффективности 
технологии, включающего лабораторные исследования, 
физическое и гидродинамическое моделирование
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Efficiency estimation of super-viscous oil recovery by in-situ catalytic 
upgrading in cyclic steam stimulation: from laboratory screening to 
numerical simulation
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abstract. This article describes a method of predicting 
super-viscous oil deposit development performance by 
catalytic aquathermolysis process in cycling steam simulation 
(CSS). This technology involves the injection of an oil-
soluble catalyst into the reservoir after several cycles of 
steam injection and oil production. According to the results 
of laboratory studies, the effect of catalytic oil upgrading in 
the reservoir is expressed in non-instantaneous reduction in 
oil viscosity and increase in sweep efficiency. To assess the 
effectiveness of the technology on the field-scale thermal 
numerical simulation model, based on the results of laboratory 
studies, is used. The oil upgrading process is represented in 
the model by the oil upgrading reaction and dependence of 
oil viscosity and residual oil saturation on the degree of oil 
upgrading. The kinetic parameters of the reaction and the 
properties of the converted oil are adjusted according to the 
results of experiments in a high-pressure reactor and tube tests. 

Field scale numerical simulation resulted in dependance 
of catalytic upgrading efficiency on the uniformity of well 
temperature profile, presence of residual oil and reservoir 
properties at the effective wellbore radius. It is shown that 

the effect of catalytic upgrading on a CSS well is determined 
not only by physical and chemical changes in oil composition 
but also by adsorption properties of the catalyst itself, heating 
the wellbore region and matrix and fracture interaction in 
reservoir. According to simulation results, choosing an optimal 
catalytic volume and injection scenario allows the recovery 
of up to 25% of additional oil, that reveals good perspectives 
of improving steam-based technologies by in-situ catalytic 
upgrading. 

Keywords: catalytic upgrading, super-viscous oil, 
numerical simulation, catalytic aquathermolysis
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Обоснование граничных значений открытой пористости 
и газопроницаемости с использованием данных потоковых 
исследований для карбонатных коллекторов порового типа

С.В. Сидоров, З.М. Ризванова*

Казанский (Приволжский) федеральный университет, Казань, Россия

В настоящей работе предложена методика определения граничных значений открытой пористости (КПо_Гр) 
и газопроницаемости (КПр_Гр) карбонатных пород-коллекторов порового типа на примере турнейских отложений 
одного из месторождений нефти республики Татарстан. При обосновании граничных значений используются две 
базы данных по керновым исследованиям: 1) по стандартным исследованиям керна (используется в основном 
для подсчёта запасов (ПЗ) углеводородов (уВ)); 2) по специальным исследованиям керна (используется для тех-
нологических проектов разработки). В предлагаемой методике коэффициент остаточной нефтенасыщенности 
(КНо) не является константой, а принимается по данным потоковых исследований или вычисляется из керно-
вых зависимостей. При определении нижних пределов пористости и проницаемости по обеим базам данных 
получены приблизительно одинаковые значения КПо_Гр = 0,11 д.ед., КПр_Гр = 2·10–3 мкм2 и КПр_Гр = 1,7·10–3 мкм2, 
но они отличаются от значений, принятых специалистами-петрофизиками в ПЗ рассматриваемого месторожде-
ния – КПо_ Гр = 0,09 д.ед., КПр_Гр = 1·10–3 мкм2. Такое различие при определении граничной пористости может суще-
ственно повлиять на подсчёт запасов уВ, на технологические расчёты и планирование разработки месторождения.

Ключевые слова: граничное значение пористости, граничное значение проницаемости, карбонатные кол-
лектора, турнейский ярус, петрофизические зависимости
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Введение
обоснование граничных значений пористости откры-

той (КПо_Гр) и газопроницаемости (КПр_Гр) пород-коллекто-
ров порового типа в рамках подсчётов запасов – одна из ос-
новных задач, по результатам решения которой породы 
разделяются на коллекторы и неколлекторы. Многие ав-
торы предлагают различные методики оценки граничных 
значений пористости и газопроницаемости. Ф.И. Котяхов 
(Методика определения…, 1975) предложил оценивать 
граничное значение пористости составлением корреля-
ционной зависимости коэффициента водонасыщенности 
(КВ) с коэффициентами пористости (КП) и проницаемо-
сти (КПр), но в результате получается разброс значений, 
что приводит к большим погрешностям. Г.Г. Яценко 
и А.В. ручкин (Яценко, ручкин, 1975) предложили метод 
определения граничных значений проницаемости и по-
ристости, который основан на корреляционных связях 
коэффициента проницаемости (КПр) с коэффициентами 
открытой пористости (КПо) и эффективной пористости 
(КП_ЭФ). В.И. Петерсилье с соавторами (Методические ре-
комендации…, 2003) предложил аналогичную методику, 
согласно которой необходимо сопоставить КПо и КП_ЭФ 
(для газовых залежей) или динамическую пористость 

КП_ДИН (для нефтяных залежей). определение нижнего 
предела пористости и проницаемости является важной 
и актуальной задачей на сегодняшний день. 

В регионах россии могут применяться различные ме-
тодики для решения этой задачи. результат имеет большое  
влияние на определение количества запасов углеводород-
дов (уВ) в недрах, на построение геологических моделей, 
на расчёты в фильтрационных моделях и на планирование 
разработки месторождений.

Методика и результаты работы
В данной статье предлагается усовершенствовать 

один из методов (Методические рекомендации…, 2003), 
в котором используется динамическая пористость (КП_ДИН).

Как известно КП_ДИН рассчитывается по формуле: 

КП_ДИН = КПо · (1 – КВо – КНо),  (1) 

где КП_ДИН– коэффициент динамической пористости, 
д. ед.; КПо – коэффициент открытой пористости, д.ед.; 
КВо – коэффициент остаточной водонасыщенности, д.ед.; 
КНо – коэффициент остаточной нефтенасыщенности, д.ед.

КПо и КВо определяются на образцах керна при вы-
полнении стандартных исследований. КПо может опре-
деляться методом жидкостенасыщения, КВо – центри-
фугированием (водоудерживающая способность – КВс) 
на полупроницаемой мембране, редко – на аппарате Закса. 
В республике Татарстан (рТ) наиболее многочислены ис-
следования по определению КВо на центрифуге.

Оригинальная статья 

DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.8 уДК 622.276 
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Из всех входящих в формулу 1 коэффициентов наи-
более неоднозначным является КНо. Этот коэффициент 
определяется по результатам потоковых исследований 
и в перечень стандартных исследований не входит. К тому 
же количество определений КНо небольшое, т.к. специ-
альные исследования проводятся в ограниченном объёме. 
Таким образом, параллельно существуют две базы данных 
по керну, которые используются разными специалистами. 

1. База по стандартным исследованиям, которая ис-
пользуется в том числе и для обоснования петрофизи-
ческих зависимостей, применяемых для интерпретации 
материалов геофизических исследований скважин (ГИс) 
(используется в основном для подсчёта запасов уВ). 

2. База по специальным исследованиям, в которой 
содержится информация о смачиваемости, капилляриме-
трии, J-функции, относительных фазовых проницаемо-
стях (оФП), КНо и т.д. КНо используется для обоснования 
коэффициента вытеснения (КВыТ) (используется в техно-
логических проектах разработки (ТПр)). 

Зачастую эти базы данных одновременно не анали-
зируются и перекрёстно не используются. В настоящей 
работе предлагается внести коррективы, насколько это 
возможно, в сложившуюся практику, путём объединения 
данных обеих баз.

Многие специалисты при обосновании КПо_Гр и К Пр_Гр 
присваивают КНо некоторую «общепринятую» константу, 
никак не объясняя принятое значение (Ханбикова, 2017), 
или избегают конкретики (Шишлова, Габдулбаянова, 
2021). Используемая константа вносит ошибки в ряд 
значений КП_ДИН, тем самым искажая в результате КПо_Гр 
и КПр_Гр. При анализе влияния фильтрационно-емкостных 
свойств (Фес) на КНо установлено, что коэффициент до-
стигает максимума в породах с низкими Фес и минимума 
в породах с высокими Фес (рис. 1). Попробуем далее раз-
вить эту мысль, используя в качестве примера результаты 
потоковых исследований на образцах керна карбонатных 
пород турнейского возраста одного из месторождений рТ.

Карбонатные породы турнейского яруса представле-
ны различными типами известняков. согласно работе 

(Коцюбинский и др., 1982): «Известняки представлены 
в основном четырьмя генетическими типами пород: 
фораминиферово-детритовым, шламово-детритовым, 
сгустково-детритовым и комковатым. Наилучшими кол-
лекторскими свойствами, как правило, обладают сгустко-
во-детритовые и комковатые известняки. Многообразие 
типов пород и их переходных разностей обусловливает 
большую послойную и зональную неоднородность 
карбонатов по разрезу, литологическую прерывистость 
отдельных прослоев, упруго-механические и ёмкостно-
фильтрационные свойства…».

Для начала рассмотрим, какими данными, входящими 
в таблицу результатов по определению КВыТ, можно опери-
ровать, чтобы построить зависимость КПо от КП_ДИН. В со-
кращённой табл. 1, кроме прочих параметров, присутству-
ют значения КВо и КНо, которые и нужны для расчёта КП_ДИН. 
рассчитанные значения КП_ДИН находятся в столбце 12.

Используя отмеченные данные построим зависи-
мость КПо от КП_ДИН (рис. 2). При подстановке в формулу 
КПо = 0,97·КП_ДИН + 0,11 значения 0, получаем значение 
КПо_Гр, равное 0,1097 д.ед. или округлённо – 0,11 д.ед. 
Полученное значение является завышенным по сравнению 

Рис. 1. Зависимость КНО от КНН, турнейский ярус (пример)

Табл. 1. Результаты исследований по определению КВЫТ.

Номер 
скв. 

Номер 
обр. 

Горизонт, 
пласт 

Литотип Прони-
цаемость, 
10-3 мкм2 

Пористость 
открытая, 

д.ед. 

Остаточная 
водона-

сыщенность, 
д.ед. 

Нефтенасыщенность, 
доли ед. 

 

Коэфф. 
вытеснения, 

д.ед. 

Линейная 
скорость 

вытеснения, 
м/сут 

Кп.дин = 
Кпо·(1-Кво-Кно), 

д.ед. 
начальная остаточная 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 
188 8б турнейский известняк 8,8 0,150 0,271 0,729 0,492 0,325 5,82 0,0356 
188 10б турнейский известняк 17,8 0,156 0,224 0,776 0,497 0,359 4,59 0,0435 
188 12б турнейский известняк 5,6 0,139 0,314 0,686 0,472 0,312 6,72 0,0297 
188 15б турнейский известняк 37,7 0,163 0,176 0,824 0,434 0,473 2,96 0,0636 
185 23б турнейский известняк 22,6 0,163 0,211 0,789 0,491 0,377 3,94 0,0486 
185 27б турнейский известняк 6,7 0,143 0,296 0,704 0,511 0,274 7,18 0,0276 
176р 12б турнейский известняк 30,2 0,162 0,192 0,808 0,451 0,442 3,47 0,0578 
176р 13б турнейский известняк 50,2 0,177 0,154 0,846 0,435 0,486 2,95 0,0727 
176р 15б турнейский известняк 12,7 0,148 0,247 0,753 0,525 0,303 6,22 0,0337 
169р 6б турнейский известняк 108,0 0,140 0,119 0,881 0,448 0,492 3,26 0,0606 
169р 9б турнейский известняк 9,8 0,139 0,262 0,738 0,509 0,310 7,23 0,0318 
169р 12б турнейский известняк 46,2 0,149 0,162 0,838 0,586 0,300 5,26 0,0375 
169р 15б турнейский известняк 59,2 0,115 0,147 0,853 0,537 0,371 5,19 0,0363 
169р 18б турнейский известняк 77,8 0,117 0,130 0,870 0,453 0,480 4,30 0,0488 
169р 21б турнейский известняк 3,7 0,103 0,376 0,624 0,563 0,100 33,10 0,0063 
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со значениями, к которым специалисты-петрофизики ста-
раются прийти в данном регионе – 0,07–0,09 д.ед. однако, 
согласно лабораторным данным, КПо_Гр равен 0,11 д.ед.

Используя доступные данные построим зависимость 
газопроницаемости КПр от КП_ДИН (рис. 3). При подстанов-
ке в формулу КПр = 2,35·e43,18·Кп_дин значения 0, получаем 
значение КПр_Гр, равное 2,3518·10–3 мкм2 или округлённо – 
2·10–3 мкм2. Полученное значение является завышенным 
по сравнению со значениями, к которым специалисты-
петрофизики стараются прийти в данном регионе – при-
близительно 1·10-3 мкм2. однако, согласно лабораторным 
данным, КПр_Гр равен 2·10–3 мкм2.

Чтобы проверить полученные значения КПо_Гр и КПр_Гр, 
обратимся к каталогу с более многочисленными керновы-
ми данными (фрагмент), составленному по результатам 
стандартных исследований (табл. 2). распределения 
значений КПо и КПр в каталоге данных стандартных ис-
следований керна представлены на рис. 4. Количество 
керновых значений в выборке для КПо составило 287 
образцов, для КПр – 255 образцов. разброс значений КПо 
составляет 0,005–0,162 д.ед., среднее арифметическое 
значение – 0,09 д.ед. разброс значений КПр составляет 

(0,01–118,37)·10–3 мкм2, среднее арифметическое значе-
ние – 7,24·10–3 мкм2. средние значения, принимаемые 
чаще всего при подсчётах запасов нефти, составляют 
для КПо – 0,13–0,15 д.ед., для КПр – (30–100)·10–3 мкм2.

В представленной табл. 2 для выведения зависимостей 
КПо от КП_ДИН и КПр от КП_ДИН необходимо сначала вычис-
лить значения КНо. Для этого, используя данные табл. 1, 
получаем зависимость КНо от КВо (рис. 5). Затем добавляем 
в таблицу 2 два дополнительных столбца КНо и КП_ДИН, 
и рассчитываем их значения (табл. 3, столбцы 12 и 13). 
Значения КП_ДИН, имеющие отрицательные величины, от-
носящиеся к образцам с низкими Фес (неколлекторам), 
игнорируются при построении зависимостей КПо от КП_ДИН 
и КПр от КП_ДИН (рис. 5, 6).

Количество использованных керновых значений – 55 
образцов (рис. 6). При подстановке в формулу КПо = 
0,68·КП_ДИН + 0,11 значения 0, получаем значение КПо_Гр, 
равное 0,1084 д.ед. или округлённо – 0,11 д.ед. Полученное 
значение совпадает с рассчитанным ранее из данных табл. 1 
(рис. 2). Для разделения пород на коллектор и неколлектор 
следует использовать значение КПо_Гр, равное 0,11 д.ед., 
т.к. оно получено на значительном количестве образцов 
(табл. 3).

Рис. 2. Зависимость КПО от КП_ДИН, турнейский ярус Рис. 3. Зависимость КПР от КП_ДИН, турнейский ярус

Табл. 2. Результаты стандартных исследований на образцах керна, турнейский ярус (фрагмент) 

Номер 
скв. 

Номер 
обр. 

Литотип Пористость 
открытая, 

д.ед. 

Объёмная 
плотность, 
10 3кг/м3 

Содержание 
связанной 
воды, д.ед. 

Пористость 
эффективная, 

д.ед. 

Параметры 
 

Средний 
эквивалентный 
диаметр пор и 
каналов, мкм 

Проницаемость 
по газу,  

10-3 мкм2 
цилиндры 

пористости насыщения 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 
411р 1б известняк 0,100 2,390 0,511 0,049 114,00 4,22 8,00 1,53 
411р 2б известняк 0,057 2,510 0,764 0,013 206,00 1,84 2,00 0,05 
411р 5б известняк 0,042 2,55 0,633 0,015 380,00 3,18 21,00 2,28 
411р 7б известняк 0,072 2,460 0,588 0,030 226,00 2,75 12,00 1,28 
411р 8б известняк 0,063 2,480 0,664 0,021 180,00 2,98 5,00 0,34 
411р 11б известняк 0,062 2,480 0,764 0,015 180,00 2,41 6,00 0,56 
411р 13б известняк 0,097 2,390 0,662 0,033 86,00  3,00 0,37 
411р 14б известняк 0,086 2,410 0,686 0,027 87,00 2,83 9,00 4,19 
411р 18б известняк 0,095 2,390 0,617 0,036 92,00 1,71 5,00 1,15 
411р 21б известняк 0,081 2,430 0,706 0,024 171,00 1,33 4,00 0,19 
411р 22б известняк 0,075 2,450 0,726 0,021 111,00 2,56 3,00 0,22 
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Рис. 4. Распределение значений КПО и КПР, стандартные исследования керна, турнейский ярус

Рис. 5. Зависимость КНО от КВО, турнейский ярус

Рис. 6. Зависимость КПО от КП_ДИН, турнейский ярус

Рис. 7. Зависимость КПР от КП_ДИН, турнейский ярус

Количество использованных парных значений – 55 
образцов (рис. 7). При подстановке в формулу КПр = 
1,69·e64,36·Кп_дин значения 0, получаем значение КПр_Гр, 
равное 1,6853·10–3 мкм2 или округлённо – 1,7·10–3 мкм2. 
Полученное значение близко к рассчитанному ранее 
из данных табл. 1 (рис. 3). Для разделения пород на коллек-
тор и неколлектор следует использовать значение КПр_Гр, 
равное 1,7·10–3 мкм2, т.к. оно получено на значительном 
количестве образцов (табл. 3).

Таким образом, по результатам проведённого анализа 
рекомендованные значения КПо_Гр и КПр_Гр для карбонат-
ных отложений данного месторождения равны 0,11 д.ед. 
и 1,7·10–3 мкм2 соответственно.

Выводы
1. Предложен способ для определения граничных 

значений открытой пористости и газопроницаемости 
с использованием данных потоковых и стандартных ис-
следований керна для карбонатных коллекторов порового 
типа на примере одного из месторождений республики 
Татарстан.
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 
411р 1б известняк 0,100 2,390 0,511 0,049 114,00 4,22 8,00 1,53 0,616 -0,013 
411р 2б известняк 0,057 2,510 0,764 0,013 206,00 1,84 2,00 0,05 0,738 -0,028 
411р 5б известняк 0,042 2,55 0,633 0,015 380,00 3,18 21,00 2,28 0,674 -0,013 
411р 7б известняк 0,072 2,460 0,588 0,030 226,00 2,75 12,00 1,28 0,653 -0,017 
411р 8б известняк 0,063 2,480 0,664 0,021 180,00 2,98 5,00 0,34 0,689 -0,022 
411р 11б известняк 0,062 2,480 0,764 0,015 180,00 2,41 6,00 0,56 0,738 -0,031 

… … … … … … … … … … … … … 
103 6б известняк 0,131 2,335 0,381 0,081 52,951 5,659 9,13 7,00 0,553 0,009 
103 7б известняк 0,070 2,491 0,858 0,010 0,05 0,782 -0,045 
103 8б известняк 0,133 2,319 0,409 0,079 61,841 4,792 7,92 3,81 0,567 0,003 
103 9б известняк 0,117 2,352 0,464 0,063 69,223 2,687 4,78 1,25 0,593 -0,007 
103 10б известняк 0,118 2,354 0,470 0,063 80,072 2,419 6,27 1,60 0,596 -0,008 
103 11б известняк 0,097 2,424 0,438 0,054 95,338 3,784 7,67 2,06 0,581 -0,002 
103 12б известняк 0,115 2,364 0,542 0,053 62,356 2,707 3,55 0,87 0,631 -0,020 
103 13б известняк 0,094 2,432 0,620 0,036 89,669 2,098 2,84 0,33 0,668 -0,027 
103 14б известняк 0,072 2,488 0,610 0,028 126,26 3,367 6,52 1,15 0,663 -0,020 
103 15б известняк 0,093 2,417 0,567 0,040 97,915 3,105 12,53 5,43 0,643 -0,020 
103 16б известняк 0,072 2,475 0,677 0,023 139,4 1,612 2,81 0,17 0,696 -0,027 
103 17б известняк 0,071 2,494 0,809 0,014 229,33 1,775 0,45 0,759 -0,040 
103 18б известняк 0,042 2,549 0,824 0,007 365,89 1,725 0,55 0,766 -0,025 
103 19б известняк 0,070 2,500 0,815 0,013 190,68 1,41 0,02 0,762 -0,041 
103 20б известняк 0,067 2,481 0,753 0,017 163,34 1,546 3,62 0,23 0,732 -0,032 
103 21б известняк 0,095 2,378 0,628 0,035 73,131 2,483 3,95 0,95 0,672 -0,029 
103 22б известняк 0,091 2,412 0,724 0,025 76,013 1,458 1,65 0,16 0,718 -0,040 
103 23б известняк 0,079 2,425 0,750 0,020 100,74 1,462 1,92 0,14 0,730 -0,038 
103 24б известняк 0,097 2,399 0,716 0,028 81,363 1,349 1,91 0,18 0,714 -0,042 
103 25б известняк 0,107 2,339 0,716 0,030 0,42 0,715 -0,046 
103 26б известняк 0,100 2,351 0,708 0,029 91,695 1,31 3,09 0,35 0,711 -0,042 
103 27б известняк 0,097 2,409 0,826 0,017 61,326 1,479 1,44 0,17 0,767 -0,058 

Табл. 3. Результаты стандартных исследований на образцах керна с добавленными значениями КНО и КП_ДИН, турнейский ярус 
(фрагмент)

2. При увеличении количества потоковых исследова-
ний точность определения значений КПо_Гр и КПр_Гр будет 
возрастать.

3. отбор образцов на потоковые исследования реко-
мендуется проводить из той же выборки, на которой был 
проведен стандартный комплекс исследований для со-
поставления значений в обеих базах данных по всему 
продуктивному разрезу.

4. Данный способ расчёта граничных значений позво-
лит получать корректные данные по запасам уВ.
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abstract. This paper proposes a method for determining 
the boundary values of open porosity (KPO_GR) and gas 
permeability (KPR_GR) of porous-type carbonate reservoir 
rocks using the example of Tournaisian deposits of one of 
the oil fields of the Republic of Tatarstan. When justifying 
the boundary values, two databases on core studies are 
used: 1) on standard core studies (used mainly to calculate 
hydrocarbon (HC) reserves); 2) on special core studies (used 
for technological development projects). In the proposed 
method, the residual oil saturation factor is not a constant, 
but is taken from flow studies or calculated from core 
dependencies. When determining the lower limits of porosity 
and permeability from both databases, approximately the 
same boundary values were obtained: KPO_GR = 0.11 fr. un., 
KPR_GR = 2·10–3 μm2 and KPR_GR = 1.7·10–3 μm2, but they differ 
from the values, accepted by petrophysicists when calculating 
the reserves of considered deposit – KPO_GR = 0.09 fr. un., 
KPR_GR = 1·10–3 μm2. Such a difference in determining the 
boundary porosity can significantly affect the calculation of 
hydrocarbon reserves, technological calculations and field 
development planning.

Keywords: open porosity, boundary value, gas 
permeability, carbonate reservoir, Tournaisian stage, 
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Оперативное определение профиля притока в добывающих 
скважинах по химическому составу нефти и попутных 
вод (на примере одного из нефтяных месторождений 

Волго‑Уральской нефтегазоносной провинции)

М.С. Шипаева1,2*, К.Р. Талипова1, В.А. Судаков1, Д.К. Нургалиев1, A.A. Шакиров2
1Казанский (Приволжский) федеральный университет, Казань, Россия

2ООО «Геоиндикатор», Казань, Россия

Актуальными проблемами на зрелых нефтяных месторождениях до сих пор остаются высокая обводнен-
ность продукции и учет раздельной добычи нефти и попутных вод из разных пластов. Для установления про-
филя притока в добывающих скважинах традиционно применяются геофизические методы, такие как спуск 
специального оборудования в скважину, что влечет за собой остановку добычи и трудозатраты. В дополнение 
к таким методам или в качестве альтернативного решения выступают геохимические методы: отбор проб прост 
и оперативен, что позволяет покрыть весь фонд скважин, а информация, получаемая в результате исследова-
ния, не требует остановки скважины. В этом случае используются показатели химического состава пластовых 
флюидов, добываемых с различных интервалов перфорации. В настоящей работе геохимические исследования 
проведены по устьевым пробам из более чем 100 скважин с отдельной перфорацией на карбонатный и терри-
генный коллекторы, некоторые скважины ведут совместную эксплуатацию данных пластов. Применен алгоритм 
по выявлению отличительных характеристик каждого пласта по составу добываемых рассолов и нефтей. Данные 
о химическом составе флюидов из разных объектов разработки позволили определить профили притока углево-
дородов и водной составляющей в разрезах скважин, совместно эксплуатирующих эти объекты. По результатам 
проведенных исследований девонская залежь рассматриваемого месторождения делится на две части: северную 
и южную, которые отличаются химическим составом пластовых флюидов. При анализе разработки отмечается 
то же деление залежей на две части: за последние 50 лет основная добыча нефти и попутной воды сосредоточена 
в южной части залежи, приуроченной к разлому, где предполагается активная работа водонапорного горизонта. 

Ключевые слова: геохимия, геоиндикатор, разломы, терригенный и карбонатный коллекторы, анализ раз-
работки, профиль притока
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Введение
Для достижения высоких коэффициентов нефтеотдачи 

необходимо исследовать и контролировать перемещение 
пластовых флюидов в объеме залежи. При этом зачастую 
результаты исследований межскважинного пространства, 
обладающего значительной неоднородностью, обуслов-
ленной как различной фациальной изменчивостью вме-
щающих пород, так и изменчивостью свойств пластовых 
флюидов, имеют высокую неопределенность. Поэтому 
уплотнение сетки скважин и доразведка запасов таких зон 
без учета характерных профилей притока в работающих 
скважинах могут иметь невысокую эффективность, осо-
бенно на старых месторождениях, находящихся на позд-
них стадиях разработки. 

Актуальность настоящей работы продиктована су-
ществованием на зрелых месторождениях проблемы 
высокой обводненности и в связи с этим необходимостью 
установления источника воды. Повышение эффектив-
ности разработки таких месторождений становится 
возможным и на основе раздельного учета добычи воды 
и нефти из разных пластов с помощью методов разделения 
продукции.

основы нефтепромысловых гидрогеохимических 
методов заложены в фундаментальных трудах (сулин, 
1948; Карцев, 1972; Матусевич, 1976; Шварцев, 1996; 
Гаттенбергер, 1971; Никаноров, 2001). В настоящее время 
эти методы продолжают активно развиваться (Абрамова 
и др., 2011; Закруткин и др., 2016; Киреева и др., 2012; 
Бешенцев и др., 2019; Shipaeva et al., 2022; McMahon et 
al., 2018; Simon et al., 2020). Для оценки продвижения 
нагнетаемой в пласт воды традиционно используются 
трассерные исследования, которые сопоставляются с гео-
химическими исследованиями добываемой продукции 
(Shipaeva et al., 2019).

Оригинальная статья 

DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.9 уДК 622.276:550.46 
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При совместной разработке нескольких пластов, раз-
личающихся как типом коллектора, так и свойствами 
пластового флюида, необходимо учитывать вклад каждого 
пласта в работу скважины. Применение традиционных 
геофизических методов определения профиля притока 
требует остановки скважины, что, в свою очередь, ве-
дет к потере добычи нефти, а иногда проведение такого 
рода исследований невозможно по технологическим 
причинам. В связи с этим в рамках настоящей работы 
рассматриваются геохимические методы исследования 
как альтернативные, имеющие ряд существенных пре-
имуществ перед традиционными геофизическими, когда 
используются расходомеры, датчики контроля темпера-
туры, шумомеры (Chowdhury et al., 2019). 

Применение геохимических методов обеспечивает 
оперативное получение информации без глушения и оста-
новки скважины, без спуска в скважину специального 
оборудования, а также снижение влияния человеческого 
фактора, масштабируемость, экономичность, возмож-
ность покрытия исследованиями всего фонда скважин 
без ограничений на конструкции скважины. Кроме того, 
можно использовать эти методы как самостоятельно, так 
и совместно с другими методами (в частности, при ана-
лизе разработки отдельных участков залежей, подборе 
геолого-технических мероприятий), адаптации гидроди-
намических моделей и повышения их качества.

Цель настоящей работы – апробация современных 
методов геохимических исследований на площади много-
пластового месторождения для решения нефтепромыс-
ловых задач на примере изучения микроэлементного со-
става рассолов и нефтей двух стратиграфических систем: 
каменноугольной (верейский горизонт и башкирский 
ярус) и девонской (кыновский горизонт) одного из нефтя-
ных месторождений Волго-уральской нефтегазоносной 
провинции.

Для этого были рассмотрены следующие задачи: 
определение параметров по составу добываемого флю-
ида, которые позволят установить различия залежей; 
распределение добычи жидкости в случае совместной 
разработки пластов, установление причин обводнения 
добывающих скважин;

Методы исследования 
Геохимическое исследование нефти и гидрогеохими-

ческое исследование воды на одном из нефтяных место-
рождений проводились в шесть этапов.

1. На первом этапе подбирались скважины-кандидаты 
для проведения исследований – это скважины с перфора-
цией на один горизонт и скважины с работой на несколько 
горизонтов (рис. 1, скв. 1, 2, 3). скважины с перфорацией 
на один горизонт называются опорными скважинами, 
то есть скважинами, которые характеризуют конкретный 
горизонт на данном этапе разработки: верейский горизонт, 
башкирский ярус и кыновский горизонт. Такие скважины 
выбираются по следующим критериям: стабильная работа 
скважины в течение 6 месяцев, отсутствие выявленных 
нарушений в конструкции и заколонной циркуляции, 
отсутствие работ по гидроразрыву пласта. Было ото-
брано 7 опорных скважин для верейского горизонта, 31 
для башкирского яруса и 28 для кыновского горизонта. 

Количество скважин для определения профиля притока 
составило 37 скважин по верей-башкирским отложениям 
и 22 скважины, совместно работающие на кыновский 
горизонт и башкирский ярус. 

2. Далее отбирались пробы и проводился лаборатор-
ный анализ этих проб. Исследовался микроэлементный 
состав воды и нефти: определялись щелочные и щелоч-
ноземельные металлы. Для определения микроэлемент-
ного состава флюида необходимо по 15 мл каждой фазы, 
а на измерение требуется немного времени. Поэтому дан-
ный вид анализа является более предпочтительным, чем 
стандартные анионно-катионные исследования, при этом 
он, конечно, не заменяет их, а только дополняет. 

3. Данные лабораторного анализа обрабатывались 
с помощью методов математической статистки для уста-
новления уникальных характеристик разных горизонтов. 
обработка проводилась путем кластеризации, а именно 
подбирались такие параметры состава и их комбинации, 
чтобы составы флюида из скважин с определенного гори-
зонта были схожи друг с другом, чем составы из других 
горизонтов, с использованием геохимических критери-
ев, а именно геохимического маркера, или геомаркера, 
который определяется по химическим элементам. Были 
определены геомаркеры для верейского горизонта, баш-
кирского яруса и кыновского горизонта по каждому типу 
флюида (для воды геомаркер М1 и для нефти геомаркер 
М2), которые представляют собой комплексный параметр 
по различному соотношению всех выявленных метал-
лов и их сумм, имеющих наибольшую статистическую 
важность.

4. Затем строились графики и карты по распределению 
выявленных геомаркеров в пределах каждого горизонта.

5. следующий этап состоял в разделении продукции 
добывающих скважин по различным интервалам геоло-
гического разреза, определялись профили притока (скв. 3, 
рис. 1). расчет проводился на основе медианных значений 
по опорным скважинам и анализа соответствия «случай-
ной» пробы этим медианам.

6. И наконец, строилась карта по найденным зна-
чениям геомаркера М1 по воде в пределах кыновского 
горизонта. 

Рис. 1. Типы скважин для отбора проб: 1 – скважина с пер-
форацией на 1-й горизонт, опорная скважина; 2 – скважина с 
перфорацией на 2-й горизонт, опорная скважина; 3 – скважи-
на с совместной перфорацией на два горизонта (одновремен-
но-раздельная эксплуатация или общий фильтр); 4 – нагнета-
тельная скважины 
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Объект исследования
Геохимический мониторинг продукции скважин про-

веден нами на всем фонде скважин рассматриваемого 
месторождения, эксплуатирующих залежи карбонатных 
верейских и башкирских пластов, а также терригенного 
кыновского горизонта. На рис. 2 представлена структур-
ная карта кыновского горизонта как основного объекта 
разработки, где показаны точки отбора проб. Видно, 
что месторождение имеет активную систему поддер-
жания пластового давления по девонскому объекту. 
Тектоническое строение исследуемого месторождения 
характеризуется расположением нефтегазоносной струк-
туры вдоль крупного субмеридионально направленного 
разлома, а также наличием широтно-ориентированных 
разломов, секущих структуру поперек. субширотный гео-
логический профиль (I – I’) по этому объекту представлен 
на рис. 3, где показаны наличие разлома и его амплитуда 
смещения. В этой же зоне сосредоточены скважины с мак-
симальной накопленной добычей (рис. 2). 

результаты и обсуждение
1. Отличие флюида разновозрастных отложений 

по составу
В результате проведенной кластеризации (этапы 1–3) 

установлены такие параметры, указывающие на различие 
составов воды (М2) и нефти (М1) башкирского яруса 
и кыновского горизонта (рис. 4). 

На рис. 5, 6 представлены указанные геомаркеры 
в порядке залегания пластов в виде отдельных графиков: 
геомаркер М1 для воды и геомаркер М2 для нефти. На ри-
сунках разными цветами отмечены горизонты, с которых 
отобрались пробы: для башкирских и верейский отложе-
ний – серый цвет, для девонских отложений – коричневый 
цвет. ось абсцисс (x) соответствует содержанию маркера 
М1 в пластовой воде, по оси ординат (у) отмечен порядко-
вый номер образца в зависимости от стратиграфической 
приуроченности.

Наблюдается отличие в составе рассолов башкирских 
отложений и девона. Значения геохимического маркера 
М1 в пластовой воде:

• для отложений башкирского яруса изменяются 
от 300 до 500,

• для девонских отложений варьируются в пределах 
от 800 до 1350 (рис. 5).

Для скважин с совместной эксплуатацией двух объ-
ектов (D3kn + C2bsh, обозначено оранжевым цветом 
на рис. 5) содержание маркера М1 преимущественно 
приурочено к области девонских отложений. Исключения 
составляют некоторые скважины – по ним основной вклад 
в обводнение вносят отложения среднего карбона. Это 3 
скважины, выделенные красным кругом, которые распола-
гаются в пределах значения М1, равного 600–700, вместо 
медианы по девону в 1100, а значит по ним больший вклад 
в обводнение вносит башкирский ярус).

В результате исследования нефти из верейских, баш-
кирских пластов и кыновского горизонта построен график 
распределения геомаркера М2 (рис. 6) По образцам неф-
ти со скважин среднего карбона наблюдается различие 
по составу близко залегающих верейских и башкирских 
отложений. Хорошо различаются по составу горизонты 
среднего карбона и девона. Таким образом:

• для отложений верейского горизонта характерен 
диапазон значений М2 от 98 до 112;

• для отложений башкирского яруса – от 74 до 94;
• для девонских отложений – от 12 до 61.
Полученные результаты могут быть использованы 

для решения других геохимических задач. Так, найденное 
отличие в составе нефти верейских и башкирских пластов 
позволяет распределить добычу в скважинах в случае со-
вместной выработки данных пластов, чего не было ранее 
сделано другими исследователями. Рис. 2. Структурная карта по кровле кыновского горизонта 

с указанными данными по накопленной добыче и точками от-
бора проб

Рис. 3. Геологический профиль по линии скважин I – I’ девон-
ского резервуара
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Определение профиля притока в добывающих 
скважинах

По составу воды и нефти каждого горизонта, уста-
новленному при анализе проб из опорных скважин, и их 
отличительным признакам, а именно диапазонам значе-
ний геомаркеров, можно оценить распределение добычи 
этих флюидов по конкретным залежам в скважинах с их 
совместной эксплуатацией. 

По скважинам с совместной выработкой запасов нефти 
из залежей C2vr и C2bsh рассчитана доля добычи нефти 
с каждого из пластов путем расчета пропорций в смеси 
на основе значений с опорных скважин:

смесь = Ax + By,
где А, B – искомые доли нефти каждого горизонта в смеси; 
x, y – средние значения геомаркера в опорных скважинах 
разных горизонтов.

По этой формуле рассчитаны доли добытой нефти 
из верейских и башкирских отложений в скважинах 
с совместной их перфорацией, данные представлены 
в табл. 1. Заметим, что нефть преимущественно посту-
пает по башкирскому ярусу. образцов воды с верейского 
горизонта получить не удалось, так как этот горизонт 
только вступил в разработку, поэтому весь приток воды 
в скважинах с совместной добычей C2vr и C2bsh проис-
ходит по башкирскому ярусу.

результаты аналогично проведенных расчетов для де-
вонской и каменноугольной залежей нефти показывают, 
что в скважинах с совместной выработкой продуктив-
ных пластов D3kyn + с2bsh основной приток нефти 

Рис. 4. Кластеризация данных и зависимость параметров М1 и М2 

Рис. 5. Распределение гидрогеохимического маркера М1 в про-
бах воды из скважин с разной перфорацией: 1) С2vr + C2bsh; 
2) C2bsh; 3) D3kn + C2bsh; 4) D3kn. Горизонтальная шкала со-
ответствует содержанию маркера в пробах, на вертикальной 
шкале пробы расположены в зависимости от порядкового но-
мера и стратиграфической приуроченности  

Рис. 6. Распределение геохимического маркера М2 в пробах 
нефти из скважин с разной перфорацией: 1) С2vr+C2bsh; 2) 
C2bsh; 3) D3kn+ C2bsh; 4) D3kn. Горизонтальная шкала соот-
ветствует содержанию маркера в пробах, на вертикальной 
шкале пробы расположены в зависимости от порядкового но-
мера и стратиграфической приуроченности 
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наблюдается преимущественно по девонским отложени-
ям, но имеются скважины с ее добычей и с башкирских 
пластов (табл. 2).

2.Выявление аномальных зон и скважин 
По величинам геомаркера М1 в пластовых рассолах 

девонских отложения построена карта, на которой от-
мечается широкий диапазон его значений от 650 до 1350 
(рис. 7). Этому есть объяснения. Из рисунка видно, 
что пробы со скважин, приуроченных к южной части де-
вонской залежи в районе интенсивного отбора флюидов, 
в отличие от общего фона по залежи, характеризуются 
повышенным содержанием М1, приближенным к 1350, 
это может быть свойственно для глубинных пластовых 
рассолов и активного аквифера, по нашему предполо-
жению. Возможно, здесь происходит активный приток 
законтурной воды. В северной и центральной части 
месторождения наблюдается более равномерный геохи-
мический состав по добывающим скважинам со средним 
значением М1, равным 900. Таким образом, наблюдается 
деление девонской залежи на 2 геохимические зоны.

Табл. 2. Распределение продукции добывающих скважин меж-
ду девонской и каменноугольной залежами нефти

№ п/п Скважина Вовлечение в добычу, % 
C2bsh D3kyn 

1 939 53,7 46,3 
2 1029 35,0 65,0 
3 910 31,6 68,4 
4 914 32,0 68,0 
5 906 36,4 63,6 
6 917 0 100 
7 933 0 100 
8 916/2 0 100 
9 936/2 0 100 

10 937/2 29,5 70,5 
11 1019E/2 18,5 81,5 
12 1037/2 22,1 77,9 
13 300 0 100 
14 643 5,4 94,6 
15 1012E 71 29 
16 1040 10,0 90,0 
17 1069E 36 64 
18 1041 85,3 14,7 
19 456 84,6 15,4 
20 1072E 41,3 58,7 
21 1068E 69,1 30,9 
22 1015E 78,9 21,1 

Рис. 7. Карта распределение значений маркера М1 в пробах 
воды кыновско-пашийских отложений

Табл. 1. Распределение добычи нефти из верейских и башкир-
ских отложений в скважинах с совместной их перфорацией

№ п/п Скважина Вовлечение в добычу, % 
C2vr C2bsh 

1 5249 0 100 
2 5271 20,6 79,4 
3 5233 0 100 
4 5210 0 100 
5 1065E 0 100 
6 5261 0 100 
7 5130 4,3 95,7 
8 5242 0 100 
9 5115 0 100 

10 5178 0 100 
11 5263 0 100 
12 5217 0 100 
13 5266 0 100 
14 5268 0 100 
15 5131 11,5 88,5 
16 5132 5,5 94,5 
17 5177 9,5 90,5 
18 5123 0 100 
19 5165 0,8 99,2 
20 5269 0 100 
21 5239 0 100 
22 5176 1,9 98,1 
23 5125 29,5 70,5 
24 5204 0 100 
25 5186 9,1 90,9 
26 5295 13,1 86,9 
27 5163 6,1 93,9 
28 5122 11,1 88,9 
29 5238 39,7 60,3 
30 5174 18,4 81,6 
31 5216 8 92 
32 5214 17,4 82,6 
33 5212 35,3 64,7 
34 5267 0 100 
35 5274 0 100 
36 5277 1,2 98,8 
37 5296 0 100 
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Заключение
На одном из нефтяных месторождений Волго-уральской 

нефтегазоносной провинции применена технология гео-
химического мониторинга работы добывающих скважин. 
Проведен геохимический анализ пластовых флюидов из от-
ложений среднего карбона и девона. Выявлены отличия 
по микроэлементному составу воды и нефти объектов раз-
работки: кыновского горизонта девонской системы и баш-
кирского яруса и верейского горизонта среднего карбона. 
Это позволило рассчитать доли извлекаемой продукции 
по каждому объекту разработки в скважинах с совместной 
эксплуатацией пластов. В большинстве случаев объектом 
добычи воды являются девонские пласты, но встречаются 
и обводненные башкирские интервалы. Выявлены также 
скважины с добычей жидкости не со своего пласта. По хи-
мическому составу наблюдается разделение нефтей средне-
го карбона и девона, а также разделение нефтей верейских 
и башкирских отложений между собой, что также может 
быть использовано для учета добычи при совместной экс-
плуатации скважин на данные горизонты и при работах 
по гидроразрыву пласта в случае распространения трещи-
ны в соседний горизонт.

В районе интенсивного отбора по девонским отло-
жениям наблюдается несколько иной микроэлементный 
состав вод в отличие от общего фона по месторождению. 
Это, возможно, свидетельствует о притоке законтурной 
воды вдоль разлома и активности водонапорной системе 
в настоящее время, спустя 50 лет с момента ввода в раз-
работку данного месторождения. 
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Flow Profile Estimating in production wells based on chemical composition 
of fluids (an example on Volga‑Ural Petroleum and gas Province)
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1Kazan Federal University, Kazan, Russian Federation
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abstract. Current problems in mature oil fields are high water 
cut and flow profile estimating of oil and associated brines from 
different layers. To establish the flow profile in production wells, 
geophysical research (Production Logging) is traditionally used 
by lowering special equipment into the well. Production Logging 
requires production stops and labor costs. Geochemical methods 
(Production Geochemistry) are used as an alternative solution: 
sampling is simple and efficient, which makes it possible to cover all 
the interesting area. Moreover, sampling does not require stopping 
the well. The geochemical method uses individual indicators of the 
composition of formation fluids produced from different perforation 
intervals. In this work, geochemical studies were carried out using 
wellhead samples from more than 100 wells, with single perforation 
for carbonate and terrigenous reservoirs. Some wells have joint 
exploitation of these formations. An automated algorithm was 
used to identify the distinctive characteristics of each formation 
based on the composition of the produced brines and oils. Data 
on the chemical composition of fluids from different development 
objects made it possible to determine the flow profiles in wells with 
joint production. Based on the results of the studies, the Devonian 
reservoir of the field under consideration is divided into 2 parts – 
northern and southern, which differ in the chemical composition of 
formation fluids. The same separation of the deposits into 2 parts 
is noted by field development analysis: over the past 50 years, the 
main production of oil and associated brines has been concentrated 
in the southern part of the deposit, confined to the fault, where the 
active work of the aquifer is assumed. It is recommended to use the 
obtained data for history matching of the reservoir simulation model.

Keywords: geochemistry, geoindicator, faults, terrigenous and 
carbonate reservoir, field development, flow profile
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Изучение изменения кажущегося электрического 
сопротивления по вертикали в пластах-коллекторах 

нефтяных залежей турнейского яруса 

С.В. Сидоров, З.М. Ризванова*, А.А. Леонтьев, Н.Г. Нургалиева, С.П. Новикова
Казанский (Приволжский) федеральный университет, Казань, Россия

В статье предложена методика экспресс-оценки определения положения водонефтяного контакта (ВНК), 
установления границ зоны окисленной нефти, переходной зоны, зоны предельного и снижающегося сопро-
тивления на залежах нефти турнейского возраста нижнего карбона на одном из месторождений республики 
Татарстан. В качестве исходных данных использованы значения удельного электрического сопротивления (уЭс) 
эффективных пропластков из каталога геолого-геофизических данных, определённые по кривым индукцион-
ного каротажа. В ходе анализа использованы данные результатов интерпретации геофизических исследований 
двухсот с лишним скважин. рассмотрено изменение электрических свойств залежей по вертикали, используя 
средние значения уЭс эффективных пропластков, осреднённых по всем скважинам. Выявлено, что по значениям 
уЭс в карбонатных массивных залежах турнейского возраста по вертикали возможно выделение различных 
зон нефтенасыщения. сделан вывод о том, что начальная нефтенасыщенность растёт от ВНК вверх не экспо-
ненциально, как в функции Леверетта, а линейно в каждой зоне.

Ключевые слова: водонефтяной контакт, переходная зона, удельное электрическое сопротивление, индук-
ционный каротаж, турнейский ярус, нефтеносные карбонатные отложения
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Введение
определение положения водонефтяного контакта 

(ВНК), границ зоны окисленной нефти, переходной зоны 
и зоны предельного нефтенасыщения является важной 
геолого-промысловой задачей при изучении геологиче-
ского строения и планировании разработки массивных 
залежей нефти. 

Исследователи отмечают (Литвин и др., 2009), что вы-
работка запасов нефти в переходных зонах происходит 
в 1,5–2,0 раза медленнее по сравнению с зонами предель-
ного нефтенасыщения. В переходных зонах часто наблю-
дается опережающее обводнение продукции добывающих 
скважин. следовательно, наличие переходных зон должно 
учитываться при обосновании коэффициентов извлечения 
нефти (КИН) для более достоверного учёта начальных 
извлекаемых запасов нефти (НИЗ). Неполная информация 
о переходных зонах может осложнять выработку запасов 
нефти залежи.

Исследования по определению коэффициента светопо-
глощения нефтей (Ишкаев, Габдуллин, 1998) показывают, 
что с приближением к ВНК нефть становится всё более 
окисленной из-за химической активности подошвенных 
вод. Исследование керна из прослоев коллекторов нижней 
части переходной зоны подтверждает, что в этой зоне 

развита битуминизация, в связи с чем в коллекторах на-
блюдается снижение эффективной пористости более чем 
в 2 раза и проницаемости более чем в десятки раз. Зона 
битуминизации является естественным экраном между 
нефтяными и водоносными частями залежи, который мо-
жет препятствовать прорыву подошвенных вод. Наличие 
изолирующего слоя в подошве залежи также сказывается 
на системе разработки, т.к. снижает энергетические воз-
можности подошвенной воды при разработке на есте-
ственном режиме (Матяшов и др., 2004). 

Недостаток информации может привести к тому, 
что зона окисленной нефти разрушится в ходе разработки 
продуктивных объектов. При этом запускается процесс 
преждевременного заводнения залежей нефти. Поэтому 
установлению границ зон окисленной нефти необходимо 
уделять повышенное внимание. 

установление начального положения ВНК на мас-
сивной карбонатной залежи нефти при интерпретации 
материалов геофизических исследований скважин (ГИс) 
является сложной задачей. особенно, если у ВНК опробо-
вание не проводилось или было некачественным. 

В настоящей статье изучается изменение удельного 
электрического сопротивления (уЭс) эффективных 
прослоев по вертикали в залежах турнейского возрас-
та на одном из месторождений республики Татарстан. 
Месторождение нефти расположено в северной части 
западного склона Южно-Татарского свода. 

На значения уЭс коллекторов интерпретатор матери-
алов ГИс влияет наименьшим образом, а погрешности 
определения значений уЭс по кривым индукционного 
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каротажа (ИК) сглаживаются при осреднении массива 
сопротивлений. 

В большинстве случаев (Lian et al., 2016; Гималтдинова 
и др., 2011; Антипин, Белкина, 2016) для распределения 
нефтенасыщенности в трёхмерных геологических мо-
делях (ГМ) применяют J-функцию Леверетта (Leverett, 
1941), которая вычисляется с использованием данных ка-
пилляриметрии на образцах керна. Также существуют мо-
дели Брукса – Кори (Brooks, Corey, 1964), Тиксье (Дахнов, 
1985), Кожевникова Д.А., Коваленко К.В. (Кожевников, 
Коваленко, 2011; Кожевников и др., 2013), все они также 
основаны на данных измерений капиллярного давления 
на образцах керна. 

При моделировании начального насыщения в зале-
жах с использованием J-функции переход между зоной 
предельного насыщения и переходной зоной сглаживается 
и не выделяется в явном виде, что затрудняет обоснова-
ние отметки низа перфорации для получения притоков 
относительно безводной нефти. Геологической службой 
на промыслах при определении интервалов перфорации 
использует оперативные заключения по ГИс. На их ос-
новании не всегда можно установить интервал залегания 
переходной зоны, вследствие чего она может быть вскры-
та. В таких случаях скважинная продукция чаще всего 
быстро обводняется. 

Целью настоящего исследования является определение 
положения ВНК, установление границ зоны окисленной 
нефти, переходной зоны, зоны предельного и снижающе-
гося уЭс. В работе термин «ВНК» является синонимом 
термина «зеркало свободной воды» («ЗсВ»).

сведения о месторождении 
рассматриваемое месторождение нефти разделено 

на два участка: на первом участке эксплуатируются четыре 
залежи, на втором – две залежи (рис. 1). Залежи сложе-
ны карбонатными породами. Тип залежей – массивный. 
Залежи разбурены вертикальными и наклонно-направ-
ленными скважинами. В районах поднятий пробурено 

более 200 скважин, некоторые из которых попали в за-
контурную зону. 

Методика 
В ходе исследования использовались результаты 

интерпретации материалов ГИс (рИГИс), полученные 
с помощью программного продукта «Гиснейро» (Validov 
et al., 2017; Validov et al., 2021) и представленные в виде 
каталога геолого-геофизических данных (ГГД) (табл. 1). 
Предметом исследования является обозначенная светло-
серым цветом колонка кажущегося уЭс, определённого 
по каждому эффективному прослою по кривой ИК. 
скважины, в которых не проводился ИК, в исследовании 
не участвовали.

На первом этапе в каталог ГГД добавлялась колонка, 
обозначенная тёмно-серым цветом, в которой рассчи-
тывалась абсолютная отметка середины эффективного 
пропластка (табл. 1). 

Рис. 1. Обзорная схема расположения турнейских залежей: 
• – скважины, в которых проведено опробование пластов на 
наиболее низких отметках

Табл. 1. Фрагмент каталога геолого-геофизических данных, отредактированный авторами

Границы эффективных и эффективных нефтенасыщенных толщин продуктивных отложений нижнего карбона 
№ 

скв, 
год 

Альт., 
м 

Глуб., 
м 

Удл., 
м 

Индекс 
пласта 

Глубина, м Абс. отм, м Толщина, м Геофиз. 
парам. 

Rpl_ик, Омм 
кровли подошвы кровли подошвы середина Но, м Нн, м Hв, м 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 
1024 205,2 1130 48,62 C1t 1159,8 1185,0 -905,2 -929,9  24,7 11,5 3,7  
2006    Скз-1 1159,8 1179,2 -905,2 -924,1  18,9 11,5 0  

     1161,4 1164,3 -906,8 -909,6 -908,2 2,8 2,8 0 30,3 
     1164,9 1165,5 -910,2 -910,8 -910,5 0,6 0,6 0 24,0 
     1166,9 1168,6 -912,1 -913,8 -913,0 1,7 1,7 0 40,8 
     1169,2 1170,2 -914,4 -915,4 -914,9 1,0 1,0 0 31,1 
     1171,1 1172,1 -916,2 -917,2 -916,7 1,0 1,0 0 23,8 
     1172,1 1173,2 -917,2 -918,3 -917,8 1,1 1,1 0 21,7 
     1174 1175,1 -919,1 -920,1 -919,6 1,0 1,0 0 20,7 
     1176,8 1177,7 -921,8 -922,7 -922,3 0,9 0,9 0 18,2 
     1177,7 1179,2 -922,7 -924,1 -923,4 1,4 1,4 0 14,2 
     1179,8 1180,4 -924,7 -925,3 -925,0 0,6 0 0,6 11,2 
     1181,4 1182,0 -926,3 -926,9 -926,6 0,6 0 0,6 9,9 
     1182,5 1185,0 -927,4 -929,9 -928,7 2,5 0 2,5 9,7 
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результаты работы
Прежде чем устанавливать положение ВНК, рассмо-

трим изменение электрических свойств залежей по вер-
тикали, используя средние значения уЭс эффективных 
пропластков, осреднённых по всем скважинам. На рис. 2 
приведено сопоставление по уЭс залежей на участках 1 
и 2. согласно представленному графическому материа-
лу, можно отметить, что уЭс залежей на участках 1 и 2 
отличаются друг от друга. На участке 1 залежи имеют 
примерно одинаковое распределение средних значений 
уЭс по разрезу. Все они характеризуются наличием пере-
ходной зоны выше ВНК, зоной предельного уЭс в сред-
ней части залежи и зоной снижающегося уЭс в верхней 
части залежи. В отличие от залежей участка 1, залежь 6 
участка 2 характеризуется узкой зоной снижающегося 
уЭс, а вместо зоны предельного уЭс в залежах 5 и 6 есть 
зона растущего уЭс. Предполагаемый уровень ВНК в за-
лежи 5 расположен примерно на 20 м выше, чем в залежах 
участка 1. распределение значений уЭс в нижней части 
залежи 6 неясное из-за того, что скважины не вскрыли 
водоносные пласты.

Далее рассматривается обоснование положения ВНК 
отдельно по каждой залежи.

Залежь 1
На рис. 3а показано изменение кажущегося уЭс 

в эффективных пропластках по высоте вскрытого раз-
реза турнейских отложений по 81 скважине. Вероятное 

положение начального ВНК залежи, судя по сниженным 
значениям уЭс пропластков, отмечается около абсолют-
ных отметок (а.о.) от –937,0 до –947,0 м, но, поскольку 
значения кажущегося уЭс «размазаны» в довольно ши-
роком диапазоне, точное положение ВНК в этом случае 
определить затруднительно. 

определившись с областью интереса, задаём пере-
менный шаг осреднения по высоте: 5,0 м до а.о. –937,0 м; 
1,0 м в интервале а.о. от –937,0 до –947,0 м (для более 
точного установления положения ВНК); 5,0 м ниже а.о. 
–947,0 м. На рис. 3б показаны осреднённые значения уЭс 
пропластков. 

Выше а.о. –915,0 м отмечается зона высокого уЭс 
(55–75 омм), что говорит о предельном нефтенасыще-
нии эффективных прослоев и позволяет предположить, 
что выше этой отметки возможно получение долговре-
менных притоков безводной нефти. Верхние три точки 
отклоняются от высокоомной зоны в низкоомную – это 
зона снижающегося уЭс. Эта зона, расположенная выше 
абсолютной отметки –887,5 м, по мнению авторов, связана 
с особенностями пустотного пространства карбонатов. 

В интервале а.о. от –915,0 до –941,6 м отмечается 
переходная зона залежи – среднее уЭс снижается прибли-
зительно с 63 омм до 10 омм. Высота переходной зоны 
составляет около 27,0 м. В этой зоне возможно быстрое 
обводнение скважинной продукции.

Ниже а.о. –941,6 м в водоносных пластах среднее зна-
чение уЭс изменяется от 13 омм до 6 омм. Возможное 

Рис. 2. Электрическая характеристика залежей по вертикали по кажущимся средним значениям УЭС (турнейский ярус, все залежи, 
все скважины)
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положение ВНК в залежи отмечается на а.о. –941,0 м, одна-
ко положение ВНК может колебаться около этой отметки.

Для более точного установления начального поло-
жения ВНК использовалась выборка по 36 скважинам 
с удлинением до 100 м. Переменный шаг осреднения 
по вертикали составил: 2,0 м – в интервале а.о. от –916,0 м 
до –938,0 м; 1,0 м – в интервале а.о. от –938,0 до –947,0 м 
(табл. 2). На рис. 3в показаны осреднённые значения уЭс 
пропластков. На а.о. –940,4 м отмечается повышенное 
значение уЭс, равное 18,8 омм, сопоставимое с влиянием 

на уЭс оторочки из окисленной нефти, залегающей в по-
дошве залежи. 

В интервале а.о. от –916,0 м до –941,0 м отмечается 
переходная зона залежи – среднее уЭс снижается при-
близительно от 63,8 омм до 11,4 омм. Ниже а.о. –941,0 м 
в водоносных пластах среднее значение уЭс изменяется 
от 14,3 омм до 7,6 омм. 

При пересечении линейных графиков распределения 
уЭс переходной и водоносной зон На.о. = 0,4684·уЭс – 
945,6 и На.о. = 2,008·уЭс – 960,8 начальное положение 

Табл. 2. Исходная таблица для построения диаграммы, представленной на рис. 3в (пример). * – влияние на УЭС окисленной нефти; 
** – влияние на УЭС уплотных прослоев

Диапазон изменения 
абс. отм., м 

Шаг 
выборки, м 

Число 
значений, ед. 

Среднее значение Примечание 

абс. отм., м УЭС, Омм верх низ 
-916,0 -918,0 2 16 -917,0 63,8 

Переходная зона 
нефтяной залежи 

-918,0 -920,0 2 20 -919,2 51,9 
-920,0 -922,0 2 16 -921,0 55,6 
-922,0 -924,0 2 17 -923,0 47,4 
-924,0 -926,0 2 21 -924,9 42,1 
-926,0 -928,0 2 17 -926,9 40,9 
-928,0 -930,0 2 19 -929,0 31,8 
-930,0 -932,0 2 18 -931,1 33,5 
-932,0 -934,0 2 8 -933,3 24,7 
-934,0 -936,0 2 13 -934,8 19,6 
-936,0 -938,0 2 12 -937,1 18,2 
-938,0 -939,0 1 5 -938,7 16,7 
-939,0 -940,0 1 5 -939,6 11,4 
-940,0 -941,0 1 6 -940,4 18,8* Окисленная нефть 
-941,0 -942,0 1 2 -941,8 9,4 

Водонасыщенные 
пласты 

-942,0 -943,0 1 5 -942,5 9,3 
-943,0 -944,0 1 4 -943,7 8,5 
-944,0 -945,0 1 5 -944,6 14,3** 
-945,0 -946,0 1 5 -945,7 7,6 
-946,0 -947,0 1 3 -946,8 9,5** 

Рис. 3. Изменение кажущегося УЭС по вертикали (Залежь 1, турнейский ярус), УПУ – условный подсчётный уровень

   а)         б)                 в)
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ВНК залежи отмечается на а.о. –941,0 м, граничное значе-
ние уЭс, разделяющее нефтенасыщенные и водоносные 
пропластки, составляет 9,9 омм.

результаты исследования изменения уЭс сопоставле-
ны с данными по добыче, т.к. с а. о. –941,0 м опробование 
пласта не проводилось. При подсчёте запасов нефти ус-
ловный подсчётный уровень (уПу) залежи принят в скв. 
№ 1 (рис. 1) по данным ГИс по подошве нефтенасыщен-
ного пласта на а.о. –940,6 м (здесь и далее ссылка на за-
пасы нефти не даётся в связи с конфиденциальностью). 
В этой же скважине получен начальный приток нефти 
дебитом 13,7 т/сут при положении низа перфорации на а.о. 
–940,1 м. Кровля водоносного прослоя отмечается в верти-
кальной скв. № 2 (рис. 1) на а.о. –942,7 м. Таким образом, 
установленный на а.о. –941,0 м по средним значениям 
уЭс начальный уровень ВНК находится между низом 
перфорации (а.о. –940,1 м) и кровлей водонасыщенного 
пласта по ГИс (а.о. –942,7 м), что позволяет рассматри-
вать а.о. –941,0 м, как наиболее вероятное начальное 
положение ВНК.

Между водоносными и нефтеносными пропластками 
выявлена зона повышенных значений уЭс между а.о. 
–941,0 м и –939,6 м, отождествляемая с зоной окисленной 
нефти. Не исключено, что эти 1,4 м зоны с окисленной 
нефтью могут являться своеобразным водоупором и мо-
гут препятствовать проникновению подошвенных вод 
в нефтяную залежь. однако при сильном воздействии 
на зону окисленной нефти при проведении обработок 
призабойной зоны (оПЗ) пластов в скважинах, возможно 
её разрушение и, как следствие, подъём подошвенных вод 
по трещинам к перфорациям скважин.

Залежь 2
На рис. 4 представлено распределение средних значе-

ний уЭс эффективных прослоев с шагом 5,0 м по всем 
скважинам. результаты достаточно ясны, поэтому дета-
лизация не требуется.

Вероятное положение начального ВНК отмечается 
на пересечении двух линейных графиков На.о. = 0,654·уЭс – 
945,9 и На.о. = 23,32·уЭс – 1125,7 на а.о. –940,7 м при гра-
ничном значении уЭс – 8,0 омм. Переходная зона зале-
гает между а.о. –940,7 и –927,4 м, её толщина составляет 
около 13 м.

При подсчёте запасов нефти уПу залежи принят 
по подошве нижнего нефтенасыщенного прослоя в скв. 
№ 3 (рис. 1) на а.о. –928,6 м, что подтверждено опробо-
ванием: при положении низа перфорации на а.о. –928,0 м 
получен приток нефти дебитом 8,3 т/сут. Кровля водонос-
ного прослоя отмечается в вертикальной скв. № 4 (рис. 1) 
на а.о. –930,0 м. 

однако, с а.о. низа перфорации –929,3 м в скв. № 5 
(рис. 1) после соляно-кислотной обработки (сКо) (за-
качано под давлением 2 м3 HCl 12%) получен приток 
0,06 м3/сут густой нефти и 3,2 м3/сут пластовой воды 
плотностью 1,14 г/см3.

самая низкая а.о. низа перфорации –931,9 м отмечает-
ся в скв. № 6 (рис. 1). После сКо (закачано под давлением 
2 м3 HCl 12%) получен приток 0,20 м3 нефти и 6,3 м3 воды 
плотностью 1,13 г/см3.

обобщая результаты опробования, следует отметить 
их противоречивость – почти с одинаковых отметок 

получены притоки как нефти, так и воды. сомнительным 
в данном случае является способ применения сКо 
под давлением в переходной зоне, т.к. это может приводить 
к разрушению перемычки из окисленной нефти (как в скв. 
№№ 5, 6 (рис. 1)) в подошве залежи и обводнению скважин 
по системе трещин, ранее занятых окисленной нефтью.

учитывая близкое расположение залежей 1 и 2, 
вероятно, что они имеют единое начальное положение 
ВНК в районе а.о. от –940,7 до –941,0 м и могут являться 
единой залежью.

Залежь 3
На рис. 5 представлено распределение средних значе-

ний уЭс эффективных прослоев с шагом 5,0 м по всем 
скважинам. результаты достаточно ясны, поэтому дета-
лизация не требуется.

Вероятное положение начального ВНК отмеча-
ется на пересечении двух линейных графиков На.о. = 
0,4971·уЭс – 948,1 и На.о. = 17,234·уЭс – 1105,2 
на а.о. –943,4 м при граничном значении уЭс – 9,4 омм. 
Переходная зона залегает между отметками –943,4 м 
и –926,0 м, её толщина составляет около 17 м.

При подсчёте запасов нефти уПу залежи принят 
по данным ГИс по подошве нефтенасыщенного пласта 
на а.о. –936,1 м в скв. № 7 (рис. 1). По данным опробования 

Рис. 4. Изменение среднего кажущегося УЭС по вертикали 
(Залежь 2, турнейский ярус, все скважины)
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в этой скважине при положении низа перфорации на а.о. 
–935,2 м получена вода с плёнкой нефти. 

однако результаты освоения эксплуатационных 
скважин говорят о том, что положение ВНК может 
быть глубже. В скв. №№ 8, 9 (рис. 1) безводная нефть 
при компрессировании получена при нижней а.о. перфора-
ции –937,7 м, а в скв. № 10 (рис. 1) – а.о. –941,4 м. Приток 
чистой воды в скв. № 11 (рис. 1) получен из интервала 
перфорации 1262,4–1265,6 м (а.о. от –942,9 до –946,1 м).

Полученные результаты опробования, освоения и экс-
плуатации указывают на то, что вероятное положение 
ВНК может находиться около а.о. –943,4 м, определённой 
по изменению наклона линейных графиков средних зна-
чений уЭс эффективных пропластков.

Залежь 4
На рис. 6 представлено распределение средних зна-

чений уЭс эффективных прослоев с переменным шагом 
5,0 м и 2,0 м по всем скважинам. Переход на шаг в 2,0 м 
обусловлен необходимостью детализации поведения уЭс 
в районе предполагаемого положения ВНК.

Вероятное начальное положение ВНК отмечается на пе-
ресечении двух линейных графиков На.о. = 0,4036·уЭс – 
949,8 и На.о. = 3,5483·уЭс – 975,6 на а.о. –946,5 м 
при граничном значении уЭс – 8,2 омм. Переходная 

Рис. 5. Изменение среднего кажущегося УЭС по вертикали 
(Залежь 3, турнейский ярус, все скважины)

Рис. 6. Изменение среднего кажущегося УЭС по вертикали 
(Залежь 4, турнейский ярус, все скважины)

зона залегает между а.о. –946,5 м и –930,0 м, её толщина 
составляет около 16 м.

При подсчёте запасов нефти уПу залежи принят 
по данным ГИс по подошве нефтенасыщенного пласта 
на а.о. –942,1 м в скв. № 12 (рис. 1). По данным опробова-
ния компрессированием при положении низа перфорации 
на а.о. –942,1 м получен приток нефти дебитом 12,96 т/сут. 

При опробовании в скв. № 13 (рис. 1) из интервала 
перфорации 1152,0–1156,0 м (а.о. от –941,8 до –945,5 м) 
при компрессировании получен приток нефти и воды 
дебитом 3,4 т/сут и 1,4 м3/сут соответственно. 

Таким образом, предполагаемая отметка ВНК –946,5 м, 
определённая по поведению уЭс, на практике подтверж-
дается результатами опробования в скв. № 13 (рис. 1).

Залежь 5
На рис. 7 представлено распределение средних значе-

ний уЭс эффективных прослоев по вертикали с шагом 5 
м по всем скважинам. 

Вероятное положение начального ВНК отмеча-
ется на пересечении двух линейных графиков На.о. = 
0,4237·уЭс – 925,1 и На.о. = 6,5216·уЭс – 986,9 на а.о. 
–920,8 м при граничном значении уЭс – 10,1 омм. 
Переходная зона залегает между отметками –920,8 
и –896,0 м, её толщина составляет около 26 м.
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При подсчёте запасов нефти уПу залежи принят 
по данным ГИс по подошве нижнего нефтенасыщенного 
прослоя на а.о. –917,7 м в скв. № 14 (рис. 1). После опро-
бования при положении низа перфорации на а.о. –914,6 м, 
получен дебит нефти 5,5 т/сут.

В скв. № 15 (рис. 1) из интервала перфорации 1059,0–
1063,0 м (а.о. от –911,6 до –915,6 м) при компрессировании 
получен приток воды дебитом 3,8 м3/сут.

В скв. № 16 (рис. 1) из интервала перфорации 1346,0–
1350,0 м (а.о. –916,8 до –919,9 м) после сКо (4 м3 HCl 
12%) при свабировании получен приток воды дебитом 
3,8 м3/сут.

Исходя из результатов опробования и освоения, можно 
отметить, что применение сКо внизу переходной зоны, 
как уже отмечалось выше, приводит к резкому прорыву 
подошвенной воды. Это, в конечном итоге, не позволяет 
определить начальное положение ВНК. Из-за этого оста-
ются неясными продуктивная характеристика переходной 
зоны и положение ВНК. Таким образом, предполагаемое 
начальное положение ВНК на а.о. –920,8 м, определённое 
по поведению уЭс эффективных прослоев, вполне может 
соответствовать действительности. 

Залежь 6
Наиболее интересное обоснование положения ВНК от-

носится к залежи 6. На залежи пробурено всего 8 скважин, 

из которых 4 не вскрыли переходную зону, а остальные 4 
скважины не вскрыли водоносные пласты. 

На рис. 8 представлено распределение средних значе-
ний уЭс эффективных прослоев по вертикали с шагом 
5,0 м по всем скважинам. Т.к. результаты определения на-
чального положения ВНК по уЭс из-за неполноты данных 
неоднозначны, то рассмотрено два варианта.

В первом варианте при пересечении графика 
На.о. = 0,1916·уЭс – 921,1 с линией граничного уЭс, рав-
ного 10,1 омм (по аналогии с залежью 5) предполагаемое 
положение ВНК отмечается на а.о. –919,1 м.

Во втором варианте при пересечении графика На.о. = 
0,6448·уЭс – 943 с линией граничного уЭс, равного 
10,1 омм (по аналогии с залежью 5) предполагаемое по-
ложение ВНК отмечается на а.о. –936,5 м.

Вероятнее всего, второй вариант является более прав-
доподобным, т.к. средние значения уЭс в переходной 
зоне № 2 выше значений уЭс водоносных пластов. если 
сравнивать распределение значений уЭс залежей 5 и 6, 
можно отметить уменьшение значений уЭс залежи 6 от-
носительно залежи 5. распределения уЭс по вертикали 
по форме очень похожи, что и позволяет их сравнивать. 
В залежи 5 верхняя точка зоны предельного насыщения 
находится на а.о. –867,7 м, а в залежи 6 – на а.о. –883,1 м, 
разница составляет 15,4 м. На залежи 5 верхняя точка 

Рис. 7. Изменение среднего кажущегося УЭС по вертикали 
(Залежь 5, турнейский ярус, все скважины)

Рис. 8. Изменение среднего кажущегося УЭС по вертикали 
(Залежь 6, турнейский ярус, все скважины)
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переходной зоны находится на а.о. –897,3 м, в залежи 6 – 
на –911,7 м, разница составляет 14,4 м. Таким образом, 
смещение значений уЭс залежи 6 относительно залежи 
5 составляет около 15 м. убавив 15 м из значения а.о. 
–897,3 м, соответствующего верхней точке переходной 
зоны, получим значение предполагаемого положения ВНК 
на а.о. –935,8 м. Это близко к положению ВНК –936,5 м, 
полученному во втором варианте при использовании 
графика На.о. = 0,6448·уЭс – 943.

При подсчёте запасов нефти уПу залежи принят 
по данным ГИс по подошве нижнего нефтенасыщенного 
прослоя на а.о. –914,2 м в скв. № 17 (рис. 1). 

самая низкая отметка низа перфорации –910,7 м, 
с которой получен приток безводной нефти, отмечается 
в скв. № 18 (рис. 1). Ниже этой отметки опробование 
не проводилось, поэтому судить о насыщении ниже от-
метки –910,7 м проблематично. Чтобы дать ответ на этот 
вопрос, рекомендуется провести опробование на более 
низких отметках.

обобщая всё сказанное по залежи 6, можно предполо-
жить, что вероятнее всего начальное положение ВНК на-
ходится на отметке –936,5 м (второй вариант). Поскольку 
залежи 5 и 6 находятся рядом, то значительное различие 
отметок ВНК может говорить либо об узком прогибе, либо 
о разломе между ними. уточнить положение ВНК можно 
при бурении новых глубоких скважин, либо при углубле-
нии существующих.

Зоны предельного насыщения (зоны растущего уЭс) 
на залежах 5 и 6 имеют конфигурацию уЭс, схожую с рас-
пределением уЭс переходных зон. Данная особенность 
может быть связана с тем, что залежи могли испытывать 
поднятие в процессе формирования. В результате в зале-
жах «запечатлелись» старая (верхняя) и новая (нижняя) 
переходные зоны, что вероятно накладывает свои особен-
ности при их разработке. Таким образом, по форме зон 
предельного сопротивления можно предполагать воздей-
ствие тектонического фактора на процесс формирования 
залежей нефти.

В табл. 3 представлено сравнение значений уПу 
(по данным ГКЗ) и положений ВНК (полученные авто-
рами) по залежам.

Как видно из представленной таблицы, разница между 
уПу и положением ВНК по залежам колеблется от 0,4 м 
до 22,2 м. Авторы связывают это с низкой изученностью 
переходных зон из-за некачественного опробования, 
а также с высокой вероятностью получения обводненной 
нефти или воды при освоении этих зон. 

Заключение
Проанализированы данные уЭс ИК по более чем 

двумстам скважинам, пробуренным на нефтяные за-
лежи турнейского возраста одного из месторождений 
республики Татарстан. На месторождении выявлено 6 
залежей нефти с разными уровнями уПу. По поведению 
значений уЭс спрогнозированы начальные положения 
ВНК. При изучении распределения средних значений уЭс 
по разрезу выявлены следующие особенности строения 
залежей нефти (снизу вверх): наличие зоны окисленной 
нефти, переходной зоны, зоны предельного уЭс и зоны 
снижающегося уЭс. Зона снижающегося уЭс в верхней 
части залежей, по мнению авторов, связана с особенностя-
ми пустотного пространства коллекторов. Значения гра-
ничного уЭс, разделяющие водоносные и нефтеносные 
пропластки на исследуемом месторождении, составляют 
8–10 омм.

Проанализированы расхождения значений уПу, ут-
верждённых ГКЗ, и положения ВНК, полученные в ре-
зультате анализа осреднённых данных уЭс ИК. Все зна-
чения уПу расположены выше прогнозируемых отметок 
ВНК и приурочены к переходным зонам. Значения уПу 
варьируют в пределах а.о. –914,3 м (залежь 6) – 940,6 м 
(залежь 1), положения ВНК варьируют от а.о. –920,8 м 
(залежь 5) до а.о. –946,5 м (залежь 4). обоснование уПу 
в карбонатах при подсчёте запасов нефти зачастую за-
висит не от реального положения ВНК, а от результатов 
опробования или освоения пластов – чем они неопреде-
лённее, тем выше уПу.

В результате проделанной работы сделаны следующие 
выводы по характеристике распределения нефтенасы-
щенности и по возможным геологическим особенностям 
месторождения.

1. В целом начальная нефтенасыщенность в залежи (как 
функция кажущего уЭс эффективных прослоев) вверх 
от начального положения ВНК растёт не экспоненциально, 
как в функции Леверетта, а линейно в каждой зоне.

2. По результатам анализа распределения уЭс по вер-
тикали между залежами 5 и 6 возможно наличие разлома 
или узкого прогиба. смещение между начальными уров-
нями ВНК составляет около 15 м.

3. По форме зон предельного уЭс можно предпо-
лагать воздействие тектонического фактора на процесс 
формирования залежей нефти.

Данную методику можно применять как экспресс-
метод для определения положения ВНК, установления 
границ зон окисленной нефти и переходных зон. Изучение 
переходных зон и зон битуминизации необходимо для кор-
ректной геометризации, подсчёта запасов и создания 
оптимальных систем разработки залежей нефти турней-
ского возраста. 

В геологической модели в интервалах залегания 
окисленной нефти, переходной зоны, зон предельного 
и снижающегося сопротивления необходимо отдельно мо-
делировать нефтенасыщенность по полученным трендам.

При опробовании пластов в переходной зоне рекомен-
дуется применять наиболее щадящие методы вскрытия 
и воздействия на пласт для сохранения целостности зоны 
окисленной нефти, так как эта зона является водоупором 
и может препятствовать преждевременному обводнению 
продукции.

Табл. 3. Сравнение значений УПУ с положением ВНК. * – зна-
чение принято по залежи 5

№ 
залежи 

УПУ, м ВНК, м Разница, 
м 

УЭС гр, 
Омм 

Примечание 

1 -940,6 -941,0 0,4 9,9 Возможно 
объединение 

залежей 2 -928,9 -940,7 11,8 8,0 

3 -936,1 -943,4 7,3 9,4 - 
4 -942,0 -946,5 4,5 8,2 - 

5 -917,7 -920,8 3,1 10,1 
Возможен 
разлом или 

узкий прогиб 
между 

залежами  
6 -914,3 -936,5 22,2 10,1* 
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OrIgInal artIclE 

study of vertical electrical resistance changes in reservoir beds of 
tournaisian oil deposits

S.V. Sidorov, Z.M. Rizvanova*, A.A. Leontyev, N.G. Nourgalieva, S.P. Novikova
Kazan Federal University, Kazan, Russian Federation
*Corresponding author: Zilya M. Rizvanova, e-mail: zilya.rizvanova@mail.ru

abstract. The article proposes a method for rapid 
assessment of the initial position of oil-water contacts, 
oxidized oil zones, transition zones, zones of high and 
decreasing resistance in the Lower Carboniferous Tournaisian 
oil deposits at one of the oilfields of the Republic of Tatarstan. 
As initial data, the values of electrical resistivity of effective 
interlayers from the catalog of geological and geophysical 
data, determined from induction logging curves, were used. 
Well log data for more than 200 wells drilled in elevation 
areas were used in analysis. The change in the electrical 

properties of deposits vertically is considered using the 
average resistivity values of effective interlayers averaged 
over all wells. Conclusions are based on the results of the done 
work: according to the resistivity values in massive carbonate 
deposits of the Tournaisian age, it is possible to distinguish 
various zones of oil saturation along the vertical; initial oil 
saturation does not grow exponentially, as in the Leverett 
function, but linearly in each zone.

Keywords: oil-water contact, transition zone, electrical 
resistivity, induction logging, Tournaisian, oil-bearing 
carbonate deposits
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Влияние реологических параметров жидкости 
разрыва на геометрию трещины гидроразрыва пласта 

в терригенных резервуарах 

В.В. Савельев*, И.Н. Огнев
Казанский (Приволжский) федеральный университет, Казань, Россия 

Гидроразрыв пласта – технологически сложная процедура, на которую влияют многие факторы. Некоторые 
из них не могут быть изменены, например, геомеханические параметры целевого пласта или ориентация основ-
ных напряжений в этом пласте. Но другие параметры могут быть отрегулированы: тип пропанта, тип жидкости 
или режим закачки. В статье проведено моделирование влияния реологических параметров жидкости разрыва 
на геометрию трещины. При создании моделей были использованы два программных продукта: рН‑ГрИД 
от НК «роснефть» и FracPro от GTI Energy, а также проведены аналитические расчеты. Cозданы идентичные 
модели, в которых изменялись реологические параметры, и проанализированы изменения в геометрии трещин. 
В итоге получены зависимости изменения геометрии трещин от реологических параметров жидкости разрыва. 
Представленные теоретические данные и зависимости могут помочь специалистам сформировать представление 
о процессах, происходящих при гидроразрыве пласта, и более осознанно подходить к выполнению расчетов. 

Ключевые слова: гидроразрыв пласта, реологические свойства жидкости разрыва, моделирование гидро-
разрыва пласта, геометрия трещины гидроразрыва
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1. Введение
Гидравлический разрыв пласта (ГрП) – это один 

из старейших методов стимуляции скважин, который был 
впервые применен в 1940‑х гг. согласно исследованиям 
(Montgomery, Smith, 2010), около 60% всех пробуренных 
скважин подвергаются гидравлическому разрыву. Эта 
технология подходит для коллекторов с низкой, умеренной 
и даже высокой проницаемостью (Chekhonin, Levonyan, 
2012; Economides et al., 2002; Smith et al., 1987).

одним из наиболее важных факторов, обеспечива-
ющих успех процедуры гидроразрыва пласта, является 
контроль геометрии трещины. Добиться необходимой 
геометрии трещины можно путём вариации реологиче-
ских характеристик жидкости разрыва. Наиболее рас-
пространенным типом жидкости для гидроразрыва пласта 
являются сшитые полимерные системы. Большинство 
этих жидкостей неньютоновские и, следовательно, могут 
демонстрировать разную кажущуюся вязкость в зависимо-
сти от приложенной скорости сдвига (рис. 1) (Bird, 1987). 

Поведение потока ньютоновской жидкости можно 
выразить следующим образом:

τ = μ · γ,  (1)
где τ – напряжение сдвига (Па), μ – кажущаяся вязкость 
(Па·с), γ – скорость сдвига (с–¹).

существует множество реологических моделей, опи-
сывающих неньютоновские жидкости; самая известная 
из них – степенная модель (Bird, 1987):

τ = K · γn,  (2)
τ = K · (γ)n–1,   (3)

где τ – напряжение сдвига (Па), μ – кажущаяся вязкость 
при скорости сдвига γ (Па·с), K – показатель консистенции 
(Па·сn), n – показатель текучести (безразмерный), γ – раз-
ность скоростей между плоскостями, деленная на рассто-
яние между плоскостями (скорость сдвига, с–¹). Все эти 
параметры измеряются при определенной температуре.

На настоящий момент именно степенная модель (под-
робнее рассмотрена далее в разделе 2.3) заложена в основу 
расчетов при моделировании поведения жидкости разрыва 
в большинстве современных коммерческих симуляторов 
ГрП. Примерами использования степенного закона могут 
служить модели Planar 3D и Pseudo 3D, применяемые 
в симуляторах рН‑ГрИД и FracPRO соответственно. 

Влияние реологии жидкости разрыва на поведение тре-
щин было проанализировано экспериментально (de Pater, 
Dong, 2007). однако, исследований, посвященных именно 
моделированию влияния реологических характеристик 
на геометрию трещин ГрП крайне мало (Wrobel et al., 
2021). Данная проблема актуальна и в свете развития 
современных программных продуктов и подходов к мо-
делированию трещин ГрП (Ахтямов и др., 2018). В этой 
связи, целью настоящего исследования является опре-
деление влияния реологических параметров жидкости 
разрыва на геометрию трещины с помощью программ-
ных продуктов для моделирования гидроразрыва пласта. 

Оригинальная статья 
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Для достижения данной цели потребуется выполнение 
ряда задач: построение геомеханической модели, про-
ведение экспериментов с варьированием реологических 
параметров в программных симуляторах, построение 
аналитической модели, анализ полученных результатов 
и их значимости для нефтегазовой отрасли.

2. Материалы и методы
2.1 Описание используемых моделей
В настоящей работе используются следующие инстру-

менты для создания моделей ГрП и оценки влияния рео-
логических параметров жидкости разрыва на геометрию 
трещины (табл. 1):

• аналитические расчеты 2D модели KGD (Kristianovich – 
Geertsma – de Klerk) на основе уравнений (Economides et 
al., 2002);

• симулятор ГрП рН‑ГрИД, модель Planar 3D (Ахтямов 
и др., 2018);

• симулятор ГрП FracPRO, модель Pseudo 3D (Settari, 
Cleary, 1986).

Для удобства пользователя, в обоих обозначенных 
выше симуляторах существует база данных пропантов, 
жидкостей, труб, кислот, геомеханических свойств по-
род, содержащая в себе наиболее распространенные 
в индустрии характеристики и шаблонные значения 
данных параметров. реологические параметры выбира-
лись в диапазоне проведения типовой процедуры ГрП. 
Геомеханические параметры пласта задавались типовыми 
для Западной сибири.

Параметры сетки, используемые в рН‑ГрИД при рас-
четах (выбраны в соответствии с рекомендациями раз-
работчиков данного По):

• верхняя и нижняя границы расчетной области вруч-
ную выбирались для каждого расчета, чтобы гидравли-
ческая высота трещины не достигала границ расчетной 
области;

• полудлина расчетной области также выбиралась 
вручную, чтобы трещина не достигала края расчетной 
области, но при этом занимала 70–80% расчетной области;

• был выбран равномерный тип сетки. размер ячейки 
по вертикали: 0.1 м, размер ячейки по горизонтали 0.5 м. 
В соответствии с заданными параметрами автоматически 
рассчитывалось количество узлов сетки по вертикали 
и по горизонтали, в зависимости от высоты и полудлины 
расчетной области.

2.2 аналитическая 2D модель
расчеты проводились с использованием формул упро-

щенной модели KGD для сравнения результатов с про-
граммными моделями и выявления трендов. упрощение 
заключается в том, что в этой модели утечки игнорируют-
ся. Данная модель служит отправной точкой для демон-
страции трендов. Все дальнейшие уравнения подробно 
описаны в работе (Economides et al., 2002).

сначала, определим константу C1′, которая использу-
ется для дальнейших вычислений по модели KGD:

 (4)

Рис. 1. Зависимость вязкости и напряжения сдвига от скорости сдвига для ньютоновской (А) и неньютоновской жидкостей (Б)

Табл. 1. Основные характеристики используемых моделей. Информация с сайта https://rn.digital/rngrid/ (Обзор возможностей РН-
ГРИД. ООО «РН-БашНИПИнефть»)

Характеристика Модель Pseudo 3D-Lumped Модель Planar 3D 
Форма трещины Эллиптический контур Любая планарная форма 

Подмодель упругости 3D 2D 

Подмодели гидродинамики и 
переноса пропанта 

Псевдодвумерное течение, одно 
уравнение переноса для 

усредненной смеси пропанта 

Истинное 2D течение, отдельное 
уравнение переноса для каждого 

типа пропанта 
Сопряжение упругой и 

гидродинамической подмоделей Упрощенное Полное 

Учет эффектов при течении 
пропанта 

Осаждение, глобальное 
застревание 

Осаждение, 
торможение/ускорение, локальное 

застревание 
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Теперь может быть вычислена константа C1. она явля-
ется промежуточным звеном для вычисления геометрии 
трещины. Данная константа представляет собой физи-
ческую характеристику геометрии трещины на основе 
таких параметров, как скорость закачки, модуль плоской 
деформации, вязкость жидкости и высота трещины. Здесь 
используется та же скорость закачки, что и в программ-
ных моделях. Высота в этой модели постоянна. Вязкость 
жидкости переменная. C1 можно рассчитать следующим 
образом:

 
(5)

где qi – скорость закачки (м3/мин), E′ – модуль плоской 
деформации (Па), μ – вязкость (Па·с), hf – высота тре-
щины (м).

После этого может быть рассчитана полудлина тре-
щины в определенный момент времени:

 (6)
где t – время закачки (с).

Тогда, зная полудлину трещины, можно рассчитать 
максимальную ширину трещины:

 
(7)

После этого, при необходимости, можно рассчитать 
среднюю ширину трещины следующим образом:

 (8)
где γ = π/4 = 0.785.

Недостатком представленной модели можно считать 
то, что она не включает реологическую модель поведения 
неньютоновской жидкости по степенному закону. Модель 
KGD учитывает только вязкость жидкости при опреде-
ленной скорости сдвига и определенных значениях n 
и K. В рамках данной работы аналитическая модель ис-
пользуется для дополнительной верификации результатов 
расчетов программных моделей.

2.3 Программные модели Planar 3D 
и Pseudo 3D

Моделирование проводилось в двух разных про-
граммах: рН‑ГрИД (модель Planar 3D) и FracPRO (мо-
дель Pseudo 3D). В обоих случаях модели создавались 

максимально идентичными: использовалась одна и та 
же геомеханическая модель, одинаковая конструкция 
скважины, одни и те же свойства жидкости и один и тот 
же график закачки.

Было проведено два типа моделирования.
1. Моделирование ГрП в простой гомогенной одно-

слойной среде. В модели создан один сланцевый пласт 
с использованием типичных геомеханических параметров 
для сланцев Западной сибири. Данная модель позволяет 
исключить взаимодействие между слоями (рис. 2А).

2. Моделирование ГрП в гетерогенной среде, постро-
енной на основе реальной скважины Западной сибири. 
Гетерогенная модель предполагает возможность резкого 
увеличения высоты трещины (рис. 2Б).

В обоих случаях использовалась простая вертикальная 
скважина. ее параметры показаны на рис. 3. 

На рис. 4 показана карта ширины трещины с обозна-
чениями её геометрических параметров.

Во всех случаях закачивалась небольшая порция чи-
стой жидкости ГрП без пропанта, а моделирование оста-
навливалось без смыкания трещины. скорость закачки 
составляла 3 м3/мин, что является типичным значением 

Рис. 3. Конструкция скважины, используемая при моделировании

Рис. 2. Два типа моделей, на которых выполнялось программное моделирование: гомогенная модель с плавным ростом трещины во 
всех направлениях (А), многослойная модель, построенная на основе реальной скважины, в которой возможен резкий рост высоты 
трещины (Б)
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диапазоне скоростей сдвига. однако, для моделирования 
гидроразрыва пласта нет необходимости в применении та-
ких сложных моделей как, например, модель Карро, описы-
вающих плато вязкости (Bird, 1987; Rao, 2014). усеченная 
степенная модель является достаточной для описания 
реологии в контексте ГрП (Wrobel, 2020а). смысл усечен-
ной степенной модели заключается в «обрезании» кривой 
вязкости на определенных скоростях сдвига для лучшего 
соответствия реальным данным. Более того, для того чтобы 
избегать плато при очень низких и при очень высоких ско-
ростях сдвига при ГрП, существует множество технологий, 
обеспечивающих необходимые свойства для жидкости 
разрыва (Wang et al., 2022).

еще одним аргументом в пользу практического ис-
пользования степенного закона может служить следую-
щий факт: очень высокие скорости сдвига встречаются 
лишь на вершине трещины, а средняя скорость сдвига 
в трещине гораздо ниже, чем на её вершине (Wrobel et 
al., 2021).

На рис. 5 представлены параметры жидкостей, ис-
пользованных в данной работе (при 20 °с) и возможные 
границы применения стандартного степенного закона. 
Точные границы возможно определить лишь в ходе 
лабораторных исследований. Но, как демонстрируют 
зависимости на рис. 5, плато вязкости не достигается 
и в настоящей работе в этом нет острой необходимости. 

для ГрП. общее время закачки составляло 5 минут. Этого 
времени достаточно, чтобы выявить тенденции изменения 
геометрии трещины ГрП. общий закачиваемый объем 
составил 15 м3. Такие параметры закачки были выбраны 
по той причине, что это сокращает время моделирования, 
при том, что этого времени достаточно для выявления 
изменений в геометрии трещины. Во всех моделях были 
выбраны одинаковые параметры перфорации (табл. 2). 
Был учтен объем скважины, и вся запланированная к за-
качке жидкость ГрП поступила в пласт.

Важно отметить, что используемая в программных 
расчетах степенная модель неньютоновской жидкости 
не может полностью описать сложные характеристики 
жидкости для гидроразрыва с плато вязкости, когда вяз-
кость флюида остается практически постоянной в широком 

Табл. 2. Свойства программных моделей

Интервал перфорации 1 м (2743 м – 2744 м) 

Общий закачиваемый объем 15 м3 

Скорость закачки 3 м3/мин 

Общее время закачки 5 мин 

Траектория скважины Вертикальная 

Отчетный шаг 1 мин 

Рис. 4. Карта геометрии трещины с указанием ширины трещины, полудлины и высоты (РН-ГРИД)

Рис. 5. Параметры жидкостей разрыва, использованных при моделировании и возможные границы применения стандартного сте-
пенного закона
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учитывая проведенные ранее исследования (Wrobel, 
2020b; Wrobel et al., 2021), можно сказать, что и в целом 
при моделировании процедуры ГрП применение степен-
ного закона для описания реологии жидкости разрыва 
является практически наиболее целесообразным.

2.4 Описание реологии жидкости разрыва
степенной закон (уравнение 3) использовался для опи-

сания реологии в программных моделях. Входными 
данными для степенного закона являются следующие 
параметры, измеренные при определенной температуре:

• плотность жидкости ρ (считается постоянной),
• индекс консистенции K,
• индекс поведения потока n (предполагается 

постоянным).
Для исключения влияния температуры на реологи-

ческие свойства в параметрах симуляторов была задана 
постоянная температура от устья скважины до пласта 
равная 20 °с. Это означает, что реологические свойства 
остаются неизменными на протяжении всего процесса 
моделирования.

По умолчанию переменные n и K являются функ-
циями времени, описывающими деградацию жидкости 
гидроразрыва пласта. Но для чистоты эксперимента их 
значения были намеренно установлены постоянными. 
Таким образом, реологические параметры, такие как ка-
жущаяся вязкость, не изменялись со временем. Также 
для всех моделей заданы идентичные параметры потерь 
давления на трение. Для использованной скорости закачки 
потери давления составляют 0.036 атм/м. Этот параметр 
не зависит от реологии и задается как градиент пере-
пада давления на каждый метр трубы. относительная 
плотность для всех жидкостей принималась равной 

плотности дистиллированной воды (0.9982 г/мл при 20 
°с). реологические параметры для моделирования вы-
бирались следующим образом: параметр n выбирался 
как константа, а параметр K подбирался таким образом, 
чтобы вязкость при скорости сдвига 100 с–1 равнялась 
значениям от 50 сП до 1000 сП. 

Таким образом, была создана модель жидкости 
гидроразрыва, которая будет изменяться только в том 
случае, если реологические параметры этой жидкости 
будут изменены вручную. В данной модели исключается 
влияние температуры и деградация жидкости ГрП с те-
чением времени. Влияние трения в трубах учитывается 
во всех случаях одинаково. оно не зависит от реологиче-
ских параметров, что исключает влияние этого фактора 
на геометрию трещины при варьировании реологических 
параметров.

Для аналитических расчетов использовалась упро-
щенная реологическая модель, в которой единственным 
параметром является вязкость. В ней не учитываются 
ни скорость сдвига, ни реологические параметры степен-
ной модели n и K.

3. результаты расчетов и моделирования
3.1 гомогенный пласт
Аналитическая модель KGD. Эта модель не имеет 

расширенного описания реологии, однако вязкость учиты-
вается при расчетах. среда считается однородной во всех 
направлениях. Высота трещины считается постоянной. 
Построены графики зависимости геометрии от вязкости. 
Полученные зависимости представлены на рис. 6Б и 7Б. 
Поведение графиков можно объяснить уравнениями 6 
и 7. согласно этой модели, для получения более широ-
кой и короткой трещины необходимо увеличить вязкость 

Рис. 7. Результаты расчетов полудлины трещины от индекса консистенции (А) и вязкости жидкости разрыва (Б) в гомогенной 
среде

Рис. 6. Результаты расчетов зависимости ширины трещины от индекса консистенции (А) и вязкости жидкости разрыва (Б) в 
гомогенной среде
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жидкости ГрП. И наоборот, узкая и длинная трещина 
будет получена при использовании жидкости с низкой 
вязкостью (рис. 7Б). Данные расчеты являются отправной 
точкой для выявления трендов.

Модель Planar 3D. Эта модель предполагает одно-
родную среду с теми же геомеханическими параметрами, 
что и в предыдущей модели. основные тенденции преды-
дущей модели сохранены. Ширина трещины увеличива-
ется, а полудлина и высота уменьшаются с увеличением 
вязкости жидкости разрыва. Таким образом, в однородной 
среде необходимо увеличить вязкость жидкости ГрП, 
чтобы получить более широкую, но меньшую по длине 
и высоте трещину. И наоборот, жидкость для гидрораз-
рыва с низкой вязкостью дает более узкую, но длинную 
и высокую трещину. Для большей наглядности представ-
лены зависимости геометрии трещины как от вязкости, 
так и от индекса консистенции К (рис. 6А, 7А, 8А). Это 
сделано по следующей причине: вязкость – более понят-
ный для восприятия параметр, но в процессе процедуры 
ГрП она не остается постоянной, поскольку меняется 
при изменении скорости сдвига (уравнение 3). Вязкость 
анализировалась при скорости сдвига 100 с–1. Более на-
дежным параметром является индекс консистенции K. 
он зависит только от температуры, которая в нашей моде-
ли является постоянной. следовательно, K также остается 
постоянным независимо от скорости сдвига. Графики 
имеют одинаковую форму, так как в модели варьировался 
только индекс консистенции K, а индекс поведения потока 
n считался постоянным для всех жидкостей.

Модель Pseudo 3D. Эта модель по полученным резуль-
татам близка к модели Planar 3D. При этом сохраняются 
все тенденции геометрии трещины. Для получения более 
широкой, но невысокой и короткой трещины необходимо 

повысить вязкость или индекс консистенции жидкости 
ГрП. И наоборот, для получения более узкой, но высокой 
и длинной трещины следует уменьшить индекс консистен-
ции K или вязкость (рис. 6, 7, 8).

3.2 гетерогенная среда
Модель Planar 3D. Несколько иная ситуация сложилась 

на гетерогенной модели, учитывающей вертикальную 
неоднородность. Ширина трещины ведет себя идентично 
гомогенным моделям: она увеличивается с увеличением 
вязкости и индекса консистенции. Высота ведет себя 
по‑разному: в гомогенной модели она уменьшается с уве-
личением вязкости и индекса консистенции, а в гетеро-
генной модели ступенчато растет (рис. 8, 9). Это явление 
можно объяснить следующим образом. сверху и снизу 
от трещины ГрП предполагается наличие очень плотных 
глин, в которые трещина не может прорваться. Песчаники 
имеют наименьшее геомеханическое напряжение. Глины 
имеют относительно высокое геомеханическое напряже-
ние. Тогда для определенной вязкости (индекса конси-
стенции) получим высоту трещины h1 (рис. 10). однако, 
теоретически, если бы имела место однородная среда 
без прослоя глин, высота трещины могла бы равняться h2. 
Это связано с тем, что более плотные пласты не позволяют 
трещине расти в высоту до тех пор, пока не будет достиг-
нуто определенное критическое давление, позволяющее 
трещине прорваться через эти плотные породы. Затем тре-
щина резко увеличивает свою высоту, пока не достигнет 
следующего плотного пласта, для преодоления которого 
требуется более высокое давление.

Тогда возникает противоречие: если давление увели-
чивается с увеличением вязкости и индекса консистен-
ции К, то почему в гомогенной модели высота трещины 

Рис. 8. Результаты расчетов высоты трещины от индекса консистенции (А) и вязкости жидкости разрыва (Б) в гомогенной среде

Рис. 9. Результаты расчетов зависимости высоты трещины от индекса консистенции (А) и вязкости жидкости разрыва (Б) в 
гетерогенной среде
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не увеличивается пропорционально увеличению вязкости, 
а, наоборот, уменьшается. 

Известно, что ширина трещины растет с увеличением 
вязкости. Видно, что при одинаковом графике закачки 
в случае однородного пласта рост ширины слабый (раз-
ница между значениями для наиболее вязкой жидкости 
и для самой невязкой жидкости составляет 1 мм) (рис. 6). 
Напротив, в гетерогенной модели с идентичным графи-
ком закачки наблюдается более выраженное увеличение 
ширины (разница между значениями для наиболее вязкой 
жидкости и для самой невязкой жидкости составляет 
4 мм) (рис. 11). То есть, вязкой жидкости трудно по-
пасть в удаленные части трещины, а увеличить ширину 
трещины в прискважинной зоне легче. Тогда становится 
понятно, почему жидкость с малой вязкостью создает 
узкую, но высокую трещину. Тем не менее, этот факт 

не мешает жидкости с высокой вязкостью создавать вы-
сокое давление в прискважинной зоне и прорывать более 
плотные пласты, тем самым увеличивая высоту трещины, 
что видно на рис. 9.

Полудлина трещины ступенчато уменьшается с каж-
дым прорывом в новый слой по высоте. очевидно, это 
связано с тем, что всегда закачивается один и тот же объем 
жидкости, и она по‑разному распределяется в трещине 
(рис. 12).

Для лучшего представления полученных результатов 
на графике зависимости высоты трещины от вязкости 
жидкости для гетерогенной среды выделим три зоны в со-
ответствии с интервалами резкого изменения геометрии 
(рис. 13). Эти же зоны перенесем на график высот для го-
могенной модели. отличие состоит в том, что при одина-
ковых значениях вязкости в случае гетерогенной модели 
высота увеличивается ступенчато, а в случае гомогенной 
модели падает равномерно.

На рис. 14 показано как изменяется геометрия трещи-
ны с изменением вязкости жидкости разрыва.

На рис. 15 показаны случаи развития трещины при раз-
личной вязкости жидкости ГрП в средах с разными гео-
лого‑геомеханическими характеристиками.

Модель Pseudo 3D. В этой модели также происходит 
постепенное увеличение ширины и резкое увеличение вы-
соты трещины с одновременным падением её полудлины. 
Это означает, что соблюдается логика, описанная ранее, 
однако развитие трещины в модели Pseudo 3D во FracPro 
несколько отличается от трещины Planar 3D в рН‑ГрИД. 
обе модели показывают одинаковую полудлину и ширину 
трещины при прорыве первого непроницаемого пропласт-
ка и вплоть до вязкости равной примерно 300 сП (рис. 
9, 12). Далее наблюдается расхождение – трещина в мо-
дели Planar 3D прорывает второй пропласток и ее высота 
скачкообразно увеличивается. В случае же с Pseudo 3D 
происходит дальнейшее постепенное увеличие высоты 

Рис. 11. Результаты расчетов зависимости ширины трещины от индекса консистенции (А) и вязкости жидкости разрыва (Б) в 
гетерогенной среде

Рис. 12. Результаты расчетов зависимости полудлины трещины от индекса консистенции (А) и вязкости жидкости разрыва (Б) в 
гетерогенной среде

Рис. 10. Схематическое объяснение изменения высоты трещи-
ны в гетерогенной модели. h1 – высота трещины при опреде-
ленной вязкости и индексе консистенции жидкости разрыва. 
h2 – высота трещины при той же вязкости и индексе конси-
стенции жидкости разрыва, но при условии отсутствия пла-
ста глин, сдерживающего рост трещины в высоту
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Рис. 13. Разделение вязкости на три зоны в соответствии со скачками высоты в гетерогенной модели. 1 – низкая вязкость, 2 – сред-
няя вязкость, 3 – высокая вязкость жидкости разрыва. Зависимость высоты трещины от вязкости для гетерогенной модели (А) и 
для гомогенной модели (Б)

Рис. 14. Поведение параметров трещины ГРП в гетерогенной среде. Схематическое изображение формы трещины в зависимости 
от изменения вязкости (А); поведение высоты трещины при изменении вязкости (Б); поведение полудлины трещины при изменении 
вязкости (В)

Рис. 15. Схематическое изображение геометрии трещин в различных средах. Гетерогенная модель. Пласты глин ограничивают 
рост трещины в высоту до тех пор, пока не будет достигнуто определенное критическое давление, создаваемое увеличением вяз-
кости (А). Гомогенная модель. Высота трещины достигает больших значений при низкой вязкости, так как жидкости с низкой 
вязкостью гораздо «легче» проникать в отдаленные части трещины. Напротив, более вязкая жидкость создает более широкую 
трещину в прискважинной зоне и «тратит» весь свой потенциал на увеличение ширины трещины (Б). Гетерогенная модель с гли-
нистыми песчаниками, близкими по своим геомеханическим свойствам к песчаникам (В). Тогда геометрия будет аналогична случаю 
(Б), так как трещина не встретит сопротивления росту в высоту

трещины без прорыва второго глинистого пропластка. 
При этом ширина трещины в модели Pseudo 3D на всем 
анализируемом интервале вязкости и индекса консистен-
ции оказывается примерно на 0.5–0.7 мм меньше таковой 
у трещины в модели Planar 3D (рис. 11). 

Таким образом, геометрия трещины в модели Pseudo 
3D может несколько отличаться от модели Planar 3D 

при одинаковых реологических свойствах жидкости раз-
рыва. Данное различие может быть связано с применением 
разных моделей утечек в симуляторах, с моделированием 
образования глинистой корки, с учетом пороупругих 
эффектов в модели – с утечками жидкости в пласт по-
вышается пластовое давление в прилегающих ячейках, 
а значит возрастают и смыкающие напряжения в породе.
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3.3 гетерогенная среда с типовым планом закачки
Во всех предыдущих моделях использовался корот-

кий план закачки, поскольку он позволял отображать 
тенденции изменения геометрии при изменении рео-
логии жидкости ГрП. однако также был создан и кейс 
с полноценным типовым планом закачки, используемым 
в ПАо «роснефть» в рН‑ГрИД на той же гетерогенной 
геомеханической модели. Полученные результаты про-
демонстрированы на рис. 16. они подтверждают теорию 
о резком ступенчатом росте высоты трещины в связи 
прорывом плотных пластов и достижением следующего 
плотного пласта с увеличением вязкости и индекса конси-
стенции жидкости разрыва. отличие в том, что ступеней 
на графиках теперь стало больше, так как объем закачки 
значительно повысился, а значит, повысилось давление, 
и трещина прорывает большее количество пластов.

4. Выводы 
В настоящей работе проведен анализ зависимости 

геометрии трещины от реологических свойств жидкости 
разрыва. основные теоретические результаты работы 
заключаются в следующем.

• Ширина трещины увеличивается практически линей-
но с увеличением вязкости жидкости разрыва (индекса 
консистенции К). 

• Полудлина трещины уменьшается с увеличением 
вязкости жидкости разрыва (индекса консистенции К). 
В случае однородной среды это происходит пропор-
ционально росту реологических параметров (вязкости 
и индекса консистенции). В случае гетерогенной среды 
полудлина также уменьшается, но ступенчато (в соответ-
ствии с прорывами трещины в вышележащие и нижеле-
жащие горизонты). 

• В однородной среде высота трещины уменьшается 
пропорционально увеличению реологических свойств 
жидкости разрыва. однако в гетерогенной среде высота 
ступенчато увеличивается по мере увеличения вязкости 
и индекса консистенции жидкости разрыва.

с практической точки зрения, можно сделать 
вывод, что для создания более широкой трещины 

в прискважинной зоне необходимо увеличение вязкости 
(индекса консистенции) жидкости разрыва. При этом, чем 
выше вязкость, тем короче трещина. Это может быть по-
лезно, когда необходимо выбрать оптимальную геометрию 
трещины. При этом нужно отметить, что с увеличением 
вязкости (показателя консистенции К) в гетерогенной сре-
де увеличивается риск прорыва в вышележащие или ни-
жележащие горизонты, что может привести к быстрому 
росту обводненности.

Также было определено, что степенной закон яв-
ляется достаточным для моделирования гидроразрыва 
пласта в большей части практических приложений. 
Желательными, но не обязательными являются лабора-
торные исследования, которые позволят обозначить верх-
нюю и нижнюю границу для использования усеченного 
степенного закона.
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abstract. Hydraulic fracturing is a technologically 
complex procedure that is influenced by many factors. Some 
of them cannot be changed, such as the geomechanical 
parameters of the target formation or the orientation of 
the stresses in the formation. But other parameters can be 
adjusted: proppant type, fluid type or injection mode. In this 
paper, modelling of the effect of fracture fluid rheological 
parameters on fracture geometry has been carried out. Two 
software products, RN‑GRID from Rosneft and FracPRO from 
GTI Energy, were used to create the models, and analytical 
calculations were performed. Identical models were created 
in which rheological parameters were changed and changes 
in fracture geometry were analysed. The presented theoretical 
data and dependencies can help specialists to form an idea of 
the processes that take place during the hydraulic fracturing, 
and more consciously approach the calculations. 
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Цифровая научная платформа «Агрегатор 
неструктурированных геолого-промысловых данных»: 

архитектура и базовые модели извлечения данных 

О.А. Невзорова, Р.Р. Хакимуллин, И.И. Идрисов*

Казанский (Приволжский) федеральный университет, Казань, Россия

В статье описывается разрабатываемый проект цифровой научной платформы «Агрегатор неструктуриро-
ванных геолого-промысловых данных», который потенциально может иметь важное значение для нефтегазовой 
отрасли. Применение новых интеллектуальных технологий в рамках этого проекта позволит существенно по-
высить эффективность процессов обработки, хранения и использования геолого-промысловой информации, 
содержащейся в различных текстовых источниках, в основном в отчетах о месторождениях.

Главной целью разработки цифровой научной платформы является интегрирование разнородной информации 
об объектах исследования недр, которая извлекается из отчетов о месторождениях республики Татарстан. Это 
позволит создать сводную базу данных, которая станет основой для принятия обоснованных решений в нефтега-
зовой сфере. Проект цифровой научной платформы включает разработку архитектуры, алгоритмов и программ-
ных решений, основанных на современных методах обработки текстов и интеллектуальном анализе данных. 
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Введение
Цифровая модернизация нефтегазовых компанийя 

вляется актуальной задачей. основные пути развития 
цифровых технологий связаны с системами искусствен-
ного интеллекта (машинное обучение, глубокое обучение), 
ботосферой (роботизация, боты, дроны) и виртуальной ре-
альностью (дополненная реальность, цифровой двойник, 
смешанная реальность), а также с использованием техно-
логий больших данных (big data) для геолого-промысло-
вых данных (Дежина и др., 2017; Abdelhamid et al., 2022; 
Choubey, Karmakar, 2021; Deloitte Analysis Report, 2019).

Ключевой проблемой методов машинного обуче-
ния является подготовка больших коллекций данных. 
Нефтегазовая область очень богата разнообразными 
эмпирическими данными. отметим некоторые прило-
жения больших данных в нефтегазовой отрасли, такие 
как обработка сейсмических данных для определения 
критических геологических особенностей, геофизические 
измерения во время бурения, данные каротажа скважин 
и др., для которых разработаны различные программные 
средства, в том числе на основе технологий искусствен-
ного интеллекта (Goodfellow et al., 2016; Technavio, 2015).

В настоящее время также существует большой объем 
неструктурированных геолого-промысловых данных, 

фиксированных в различных документах-источниках, 
таких как отчеты по месторождениям, акты выполненных 
работ различного назначения и т.п. 

обработка неструктурированных текстовых данных 
является сложной задачей, требующей привлечения 
автоматических методов обработки текстов, и программ-
ные решения в этой области недостаточно разработаны. 
Можно выделить ряд типовых задач, связанных с об-
работкой этих данных. Классической задачей является 
извлечение из геологических текстов ограниченного 
числа именованных сущностей. Так, в (Lucas P. Cinelli 
et al., 2021) рассматривается проблема автоматического 
извлечения событий из ежедневных отчетов о бурении. 
Предлагались два различных подхода: на основе пра-
вил экспертной системы и глубоких нейронных сетей. 
событиями, извлекаемыми из текстов, являются различ-
ные сбои при бурении. оба алгоритма разрабатывались 
на основе специально подготовленного набора данных 
на португальском языке и имели высокие значения сред-
них истинно положительных результатов (для алгоритма 
на основе правил – 97,3%, для трансформеров – 85,61%). 

В последние годы для извлечения именованных 
сущностей из геологических текстов на разных языках 
активно используются алгоритмы машинного обуче-
ния и нейросети. В работе (Nooralahzadeh et al., 2018) 
представлены модели Word Embeddings, специфичные 
для нефтегазовой отрасли. Показано, что специфичные 
эмбеддинги могут быть пригодными, даже если корпус 
текстов, используемый для их обучения, значительно 
меньше корпуса текстов общей направленности. 

обзорнАя стАтья 
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В (Qiu et al., 2019) рассматривается нейронная сеть 
BiLSTM-CRF с механизмом внимания для распознавания 
именованных сущностей на китайском языке в области 
геолого-геофизических исследований. В подходе исполь-
зовались модели Word2vec и Glove Word Embeddings, обу-
ченные на китайской Википедии. Полученные результаты 
были сопоставимы с результатами других исследователей 
и оценивались метрикой F1, равной 91,47%.

В (Consoli et al., 2020) применяется подход на нейрон-
ных сетях двунаправленной долговременной краткосроч-
ной памяти — условных случайных полей (BiLSTM-CRF), 
который достаточно широко используется в этой области 
исследований. В работе применялись три типа вектор-
ных и тензорных представлений (эмбеддингов) – Word 
Embeddings, Flair Embeddings и Stacked Embeddings. Две 
первые модели дали наилучший результат на специаль-
ном наборе данных GeoCorpus на португальском языке. 
Наилучший результат с метрикой F1 84,63% показала 
модель Flair с расширенными геологическими характе-
ристиками и использованием слов общего домена.

Использование онтологий – еще один подход в задаче 
извлечения именованных сущностей. В (Chengbin Wang 
et al., 2023) текстовые данные о месторождении исполь-
зуются для построения онтологии. Далее на основе этой 
онтологии разрабатываются схемы аннотации именован-
ных объектов месторождения. В статье (Hoffimann Julio 
et al., 2018) описаны результаты разработки методологии 
автоматической классификации предложений, содержа-
щихся в отчетах о бурении по трем меткам (событие, 
симптом и действие) для сотен скважин на реальном 
месторождении. отмечается сложный характер исходных 
текстов-отчетов, такие как высокая частота использования 
технических символов, опечатки/сокращения технических 
терминов, а также наличие неполных предложений в от-
четах о бурении.

Таким образом, можно утверждать, что для обработки 
неструктурированных геологических документов в на-
стоящее время разработаны решения некоторых частных 
задач. 

В настояшей статье представлены базовые решения 
по обработке неструктурированных геологических до-
кументов-отчетов на русском языке по реальным место-
рождениям нефти в республике Татарстан, которые пред-
назначены для цифровой научной платформы «Агрегатор 
неструктурированных геолого-промысловых данных». 
Эта платформа ставит целью формирование распреде-
ленной базы данных по нефтегазовым месторождениям 
на основе информации, извлекаемой из отчетов, подго-
товленных по месторождениям за многолетний период. 

Задачи проекта цифровой научной платформы отлича-
ет сложный уровень информационных материалов (реаль-
ные отчеты о месторождениях), а также состав и уровень 
детализации извлекаемой информации (набор параметров 
объектов и их значений). Новизна предлагаемых базовых 
решений по обработке отчетов о месторождениях заклю-
чается в построении методов аннотирования основных 
именованных сущностей, выделяемых в геологических 
отчетах, а также извлечения из отчетов параметров вы-
деленных сущностей, удовлетворяемых определенным 
ограничениям.

создание интегрированной распределенной базы 
геолого-промысловых данных на основе неструктуриро-
ванной информации является важной задачей, решение 
которой позволит в дальнейшем применять для анализа 
полученных данных методы машинного обучения и пере-
ходить на новый уровень автоматизации в нефтегазовой 
сфере. Информация из такой базы может быть эффективно 
использована в поисковых запросах, аналитических иссле-
дованиях по сравнению месторождений, рекомендатель-
ных системах и других интеллектуальных приложениях. 

Архитектура цифровой научной 
платформы

Архитектура цифровой научной платформы «Агрегатор 
неструктурированных геолого-промысловых данных» 
разработана в виде набора микросервисов, что позволя-
ет поддерживать набор независимых и слабосвязанных 
сервисов, которые можно создавать, используя различные 
языки программирования и технологии хранения данных 
(рис. 1). 

К числу разработанных сервисов относятся:
1. программный сервис сбора, предназначенный 

для сбора текстов отчетов, представленных в различ-
ных форматах (PDF, PPT, Word, Excel, XML/ JSON); 

2. подсистема извлечения из текстов значимой инфор-
мации по месторождениям;

3. подсистема хранения, предназначенная для инте-
грации обработанной информации и организации 
базы данных;

4. программный сервис доступа, предназначенный 
для предоставления доступа к сформированной 
базе данных пользователям (через интерфейс поль-
зователя) и прикладным программам (через API).

На вход системы поступают сырые неструктурирован-
ные данные в виде текстовых документов в разных форма-
тах (PDF, DOC, DOCX), из которых с помощью различных 
методов обработки текстов извлекаются структурирован-
ные геолого-промысловые данные о месторождениях и их 
заранее заданных характеристиках. Извлеченные данные 
сохраняются в базе данных и в текстовом документе 
в формате XML и могут быть использованы в разнообраз-
ных приложениях (генерация сводных таблиц, аналитика 
данных, обработка поисковых запросов).

сравнение структурированных и неструктурирован-
ных данных представлено на рис. 2.

Далее опишем программные решения разработанных 
сервисов цифровой научной платформы.

Программный сервис сбора 
и предобработки исходных данных

В настоящее время собрана большая коллекция от-
четов по месторождениям нефти в республике Татарстан 
(рТ). Такая коллекция представлена в основном доку-
ментами в формате PDF, поэтому на первом этапе стек 
программных решений включает задачу конвертации 
исходных отчетов в формате PDF в формат XML. Выбор 
формата XML определяется рядом преимуществ. XML 
является расширяемым видом языка разметки (markup 
language) и позволяет создавать структуру представления 
документа (XML-файл) в виде дерева элементов, которые 
удобно использовать в целях определения объектов текста 
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и их атрибутов. Данный формат файла позволяет хранить 
самые разнообразные виды информации, предназначен 
для обмена данными между программными комплексами 
на различных платформах и имеет поддержку языка запро-
сов. Для решения задачи конвертации разработан специ-
альный алгоритм, реализованный с помощью библиотеки 
pdfplumber языка программирования Python. 

Алгоритм конвертации использует набор специальных 
XML-тегов для кодирования извлекаемой из текстов от-
четов информации. Введены структурные теги для выде-
ления структурных элементов документа (глава, раздел, 
предложение), а также семантические теги для разметки 
названий месторождений и всех извлекаемых атрибутов 

месторождений (всего 24 тега). На рис. 3 представлено 
типовое XML-дерево документа отчета о месторождении. 

Предобработка текстов отчетов дополнительно вклю-
чала задачи замены сокращений на полные именования 
(например, замены «скв.» на «скважина», «мест.» на «ме-
сторождение» и др.), перевод словесной формы записи 
чисел в цифровую, сегментацию предложений текста 
с учетом их синтаксической структуры.

Подсистема извлечения значимой 
информации из текста отчета

основной подсистемой платформы является подсисте-
ма извлечения значимой информации из текстов отчетов 

Рис. 1. Стек программных решений цифровой научной платформы

Рис. 2. Извлечение структурированных данных из текстов
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по месторождениям нефти для последующей передачи 
извлеченных данных в подсистему хранения (базу дан-
ных). Для решения поставленной задачи рассматривались 
различные технологии обработки текстов (современ-
ные технологии NLP – Natural Language Processing), 
включая семантико-лингвистические технологии и ме-
тоды машинного обучения (в том числе нейросетевые 
модели). На данном этапе разработки при отсутствии 
размеченных наборов геологических данных наиболее 
эффективными являются семантико-лингвистические 
технологии обработки текстов. На последующих этапах 
при накоплении данных эффективно использовать нейро-
сетевые модели в задачах классификации, кластеризации 
и прогнозирования.

Алгоритмы подсистемы извлечения значимой ин-
формации из текстов отчетов используют ряд внешних 
ресурсов, среди которых первостепенное значение имеет 
таблица стратиграфических кодов пластов. Применение 
этой таблицы в алгоритмах обработки потребовало 
внесение ряда уточнений, необходимых для машинной 
обработки данных, был выполнен парсинг таблицы 
для создания машиночитаемого классификатора кодов 
геологических объектов. Данный классификатор позволя-
ет однозначно определять любой объект месторождения 
(горизонт, ярус, пласт) в тексте отчета не только по наи-
менованию, но и по региональному и общероссийскому 
коду. Классификатор позволяет эффективно устанавливать 
идентичность объектов месторождения, в случае упоми-
нания их в одном фрагменте текста как по названию, так 
и по коду. 

Комплекс основных алгоритмов опирается на раз-
работанную общую структурную схему месторождения, 
в которой выделены как общие параметры (название, дата 
открытия, дата начала эксплуатация и др.), так и группа 
параметров, характеризующих объекты месторождения 
(количество залежей, опробование, керн, пористость, 
неф-тенасыщенность и др.). В текущей версии про-
граммной системы извлекаются 7 целевых параметров 

по месторождению и 10 целевых параметров по каждому 
объекту месторождения.

Пример результатов извлеченных объектов месторож-
дений и их целевых параметров представлен в табл. 1.

Извлечение именованных сущностей и значений их 
характеристик для месторождения в целом и всех его объ-
ектов выполнено на основе современных методов обра-
ботки текстов, обеспечивающих максимальную точность 
результата извлечения данных. разработанные методы 
относятся к группе семантико-лингвистических методов 
и используют в своей основе разработанные шаблоны 
нечетких правил, позволяющих извлекать и анализиро-
вать контексты параметров месторождения и объектов. 
Найденные результаты сохраняются в виде атрибутов 
специальных XML-тегов, что позволяет в дальнейшем 
применять поисковые запросы к XML-документу отчета 
для генерации таблицы результатов обработки отчета.

разработанные алгоритмы используют сложный 
комплекс моделей и методов, таких как модели авто-
матического разрешения кореферентности выделенных 
описаний (разрешение ссылок к одним и тем же объектам, 
заданным различными текстовыми метками), методы 
преобразования фрагментов текста к числовой форме,  
распознавание в тексте таблиц целевых параметров и их 
табличных значений, методы анализа контекста целевых 
параметров и методы расширения контекста при частич-
ном его задании в тексте.

обобщенная схема основного алгоритма выделения 
именованных сущностей (далее целевой показатель – ЦП) 
представлена на рис. 4.

обобщенная схема основного алгоритма выделения 
целевого показателя включает следующие этапы.

1. Выбор целевого показателя для распознавания в тек-
сте отчета его значения. В качестве целевых показателей 
выступают все выделяемые характеристики из списка 
именованных сущностей, приведенного выше. 

2. Настройка шаблона распознавания целевого пока-
зателя, посредством которого осуществляется извлечение 
значения целевого показателя из отчета. 

Рис. 3. XML-дерево документа отчета о месторождении
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3. Поиск раздела отчета по поисковому индексу. 
Алгоритм автоматического создания поискового индекса 
по оглавлению документа отчета формирует инверти-
рованный индекс, связывая целевой показатель и главу 
отчета, в названии которой используется название целе-
вого показателя, или основывается на полученных ранее 
данных по другим обработанным отчетам. Таким образом, 
поисковый индекс позволяет найти наиболее вероятный 
локальный фрагмент отчета, в котором содержится тре-
буемая информация по целевому показателю. Поскольку 
построение поискового индекса опирается на оглавление 
отчета, то чем выше структурированность изложения ин-
формации в отчете, тем выше эффективность применения 
построенного инвертированного поискового индекса.

4. распознавание целевого показателя по шабло-
ну. Этот этап является ключевым этапом алгоритма 

и подробно рассмотрен на рис. 5. Найденные результаты 
сохраняются в виде атрибутов специальных XML-тегов, 
что позволяет в дальнейшем использовать поисковые за-
просы к XML-документу отчета для генерации итоговой 
таблицы результатов обработки отчета. На этапе 4 форми-
руется множество потенциальных кандидатов-предложе-
ний, удовлетворяющих условиям шаблона распознавания 
целевого показателя. 

5. Выбор наилучшего результата. На данном этапе осу-
ществляется выбор наилучшего результата на основании 
критерия, установленного в шаблоне.

6. Занесение наилучшего результата по целевому пока-
зателю в итоговую таблицу. результаты обработки отчета 
по месторождению в подсистеме извлечения именованных 
сущностей выдаются в структурированном виде в формате 
xls-таблицы.

Табл. 1. Набор выделяемых именованных сущностей

Месторождение Год открытия Год начала 
эксплуатации 

Местоположение Сейсморазведочные 
работы 

Архангельское 
месторождение 

1974 год 1978 год Территория Новошешминского района 
Республика Татарстан 

2D 

Источники Архангельское_месторождение_Пересчет_запасов_КГ 
Кн.2_Отчёт Архангельское_ПЕЧАТЬ 

 

О
бъ

ек
ты

 

К
ол

-в
о 

за
ле

ж
ей

 

П
ор

ис
то

ст
ь,

 %
 

К
ер

н 

Н
еф

те
-

на
сы

щ
ен

но
ст

ь,
 

%
 

К
ин

, д
. Е

д.
 

К
вы

т, 
д.

 Е
д.

 

К
ол

-в
о 

оп
ро

бо
ва

нн
ы

х 
ск

ва
ж

ин
 

Н
еф

ть
 

Н
еф

ть
 с

 в
од

ой
 

Во
да

 

П
ри

то
к 

от
су

тс
тв

уе
т 

Д
еб

ит
 н

еф
ти

, 
т\

су
т 

Шешминский 
горизонт 

4 29,5 да 66,1 0,36 0,682 3 0 3 0 0 0,03-0,9 

Каширский 
горизонт 

8 18,7 да 81,6 0,25 0,35 2 0 0 2 0 0 

Верейский 
горизонт 

12 15,9 да 73,4 0,25 0,403 201 190 11 0 1 0,2-8,9 

Башкирский 
ярус 

9 13,5 да 79,7 0,291 долей ед. 
0,210 долей ед. 
0,250 долей ед. 

0,464 доли ед. 
СВН  – 0,300 

доли ед . 

268 201 63 3 1 0,009-21,3 

Алексинский 
горизонт 

20 12,4 да 70,1 0,27 0,4 36 34 2 0 0 0,1-22,7 

Тульский 
горизонт 

7 24,1 да 86,5 0,465 0,536 369 316 33 19 1 0,06-54,0 

Бобриковский 
горизонт 

16 20,6 да 84,6 0,401 0,473 19 16 0 2 1 0,8-8,7 

Турнейский 
ярус 

13 12,6 да 68,9 0,25 0,4 36 27 7 2 0 0,2-13,1 

Кыновско-
пашийский 

1  да  0,316 0,535 2 1 0 1 0 4 

Рис. 4. Обобщенная схема основного алгоритма выделения целевого показателя. Использованные обозначения: S – шаблон, F – целе-
вой показатель, ID – уникальный идентификатор номера предложения в отчете, k – счетчик цикла, P[k] – предложение с номером 
ID = k, OBJ – показатель «Объект» в шаблоне S
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Модель шаблона для алгоритма 
распознавания целевого показателя 

Алгоритм распознавания целевого показателя исполь-
зует для распознавания модель шаблона в виде фрейма, 
слоты которого содержат распознаваемые в тексте отчета 
характеристики целевого показателя. Шаблон определяет 
структуру, задающую все основные элементы описания 
контекста целевого показателя. При этом для конкретного 
алгоритма требуется специальная настройка общего ша-
блона, при которой слоты получают конкретные значения, 
характерные для настраиваемого целевого показателя. 
общая схема фрейма шаблона (фрейма-прототипа) при-
ведена в табл. 2.

слоты фрейма шаблон-прототип содержат характери-
стики, которые алгоритму требуется выделить в тексте 
при распознавании значения целевого показателя. В ка-
честве целевых показателей выступают любые именован-
ные сущности или их характеристики, представленные 
в табл. 2. Для распознавания значения в тексте целевого 
показателя алгоритм автоматически устанавливает раздел 
отчета по поисковому индексу, где вероятнее всего со-
держится требуемая информация, отнесенность целевого 
показателя к объекту месторождения, значение целевого 
показателя в заданных единицах измерения с указанием 
функции оценки и, возможно, критерия оценивания. 

Дополнительно могут быть установлены специальные 
лексемы, наличие которых в предложении позволяет 
более точно распознавать требуемый контекст целевого 
показателя. 

В качестве результата работы алгоритма распознава-
ния в тексте целевого показателя «пористость» приведем 
фрейм-экземпляр данного целевого показателя, заполнен-
ный значениями из приведенного ниже фрагмента текста 
(табл. 3).

тестирование и оценивание 
разработанных алгоритмов

Тестирование разработанных алгоритмов проводи-
лось на 8 отчетах различных месторождений республики 
Татарстан. средний размер отчета составляет 100–500 
страниц. 

В тестировании оценивалась точность алгоритмов 
извлечения значений целевых показателей по микро-
усредненным (P1) и макроусредненным (P2) значениям 
точности:

, , 

где m – количество месторождений; ni – количество объ-
ектов, имеющих целевой показатель в i месторождении; 
kij – число правильно извлеченных значений целевого 
показателя (1 – true, 0 – false).

Табл. 2. Общая схема фрейма шаблона распознавания целевого 
показателя. * обязателен; – необязателен

Имя слота Обязательность Значение слота 
Целевой 
показатель 

* Название 

Раздел отчета * Название 
Ярус/Горизонт * Название/Код 
Объект * Название/Код 
Функция оценки 
целевого 
показателя 

* Список функций 
(средневзвешенная, 
средняя, …) 

Единицы 
измерения ЦП 

* %/Доли ед./Название 

Критерий отбора - Название 
Значение ЦП * Число 
Контекст ЦП * Лексемы в 

предложении с ЦП 

Рис. 5. 4 этап. Алгоритм распознавания целевого показателя объекта по шаблону. Обозначения см. на рис. 4

Табл. 3. Фрейм-экземпляр целевого показателя «пористость». 
* обязателен; – необязателен

Имя слота Обязательность Значение слота 
Целевой показатель * пористость 
Раздел отчета * ГИС 
Ярус/Горизонт * горизонт 
Объект * верейский 
Функция оценки 
целевого показателя 

* среднее 

Единицы измерения ЦП * % 
Критерий отбора - 75 определений 
Значение ЦП * 16,4 
Контекст ЦП * «значение» 
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рассчитанные метрики по целевым показателям пред-
ставлены в табл. 4.

заключение
В статье представлены результаты по разработке 

архитектуры цифровой научной платформы «Агрегатор 
неструктурированных геолого-промысловых данных» 
и базовых моделей извлечения данных из неструктуриро-
ванных текстов отчетов по месторождениям республики 
Татарстан. 

разработанные модели реализованы в программной 
системе и протестированы на реальных отчетах по раз-
личным месторождениям. Проведенное тестирование 
показало высокие (85–100%) оценки точности извлекае-
мых целевых показателей (объектах месторождений и их 
характеристиках), что соответствует результатам, полу-
ченным для других языков (Lucas P. Cinelli et al., 2021; 
Nooralahzadeh et al., 2018; Qiu et al., 2019; Consoli et al., 
2020). На основе разработанной программной системы 
формируется сводная база данных по месторождениям, 
результаты которой в дальнейшем могут быть исполь-
зованы в различной аналитике с применением методов 
машинного обучения и нейросетевого анализа больших 
данных. Интегрирование и обобщение разнородной ин-
формации об объектах исследования недр позволят на ос-
новании полученных данных принимать обоснованные 
решения и переходить на новый уровень автоматизации 
в нефтегазовой сфере.

Финансирование 
работа выполнена при поддержке Министерства 

науки и высшего образования российской Федерации 
по соглашению № 075-15-2022-299 в рамках программы 
создания и развития НЦМу «рациональное освоение за-
пасов жидких углеводородов планеты».

Табл. 4. Результаты тестирования по целевым показателям

  
Микроусредненная 

точность 
Макроусредненная 

точность 
Месторождение 1 1 
Год открытия 1 1 
Год эксплуатации 1 1 
Местоположение 1 1 
Количество залежей 
нефти 

0,85 0,85 

Пористость 0,89 0,9 
Керн 1 1 
Нефтенасыщенность 0,85 0,85 
Кин 0,96 0,98 
Квыт 0,96 0,98 
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Abstract. The article describes the project being 
developed for the digital scientific platform “Aggregator 
of unstructured geological and field data”, which could 
potentially be important for the oil and gas industry. The use 
of new intelligent technologies within the framework of this 
project will significantly improve the efficiency of processing, 
storage and use of geological and field information contained 
in various text sources, mainly in field reports.

The main goal of developing a digital scientific platform 
is to integrate heterogeneous information about the objects 
of subsurface exploration, which is extracted from reports 
on deposits of the Republic of Tatarstan. This will create a 
consolidated database that will become the basis for making 
informed decisions in the oil and gas sector. The project of 
the digital scientific platform includes the development of 
architecture, algorithms and software solutions based on 
modern methods of text processing and data mining.

Keywords: data collection and analysis, field reports, 
database, automation, big data, text data processing, 
unstructured data, information extraction
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Сюжеты почтовых марок, посвященных георесурсам, часто связаны со смежной, но негеологической темой – транс-
портом. Это соседство не вызывает противоречивых чувств ни у геологов, ни у историков техники, ни у тематических 
коллекционеров1. В предыдущих очерках филателистической рубрики журнала уже встречались марки с изображением 
почти всех способов перевозки полезных ископаемых, в том числе канатная дорога в г. Ткварчели.

Если уголь, руду, воду или нефть достаточно «просто» транспортировать в негерметичных конструкциях (тележки, 
каналы, мешки, акведуки), то транспортировка летучего газа невозможна без трубопровода, работающего от перепада 
давлений2. Трубопроводный газ безопасно, выгодно и безостановочно обеспечивает энергетические потребности человека.

Трубопроводному транспорту трудно конкурировать по художественной выразительности с водным, железнодорожным, автомо-
бильным или воздушным транспортом. Символические трубопроводы из линий часто присутствуют на марках, олицетворяя прогресс 
промышленности и широкую поступь развития экономики. 

В филателии газопроводы представлены неоправданно скромно. Почтовые ведомства больше любят нефтепроводы. 

История трубопроводов начинается с глиняных труб и бамбука. В выпуске журнала «Георесурсы» (№3/2023, с. 90) упоминалось 
про древние газопроводы при добыче соли в Китае и в храме огнепоклонников в Азербайджане.

1 Тематическое коллекционирование – разновидность коллекционирования, направленное на поиски смысла в сюжетах марок и допускающее многие «вольности», неприемлемые у настоящих 
филателистов, например, разбиение серий.
2 Известный современный способ перевозки газа в больших полиэтиленовых мешках мы не рассматриваем, как нелегальный.

Бруней Даруссалам, 1989. 60-летие нефтяной и газовой 
индустрии. Перевозка труб по железной дороге для вну-
треннего снабжения. 
Султан Брунея свято исполняет предначертанную роль.

Кот д’Ивуар (Берег Слоновой Кости), 1970. Тепловая 
электростанция Вриди. 
Перейдя с мазута на газ, электростанция существенно уве-
личила свою мощность.

При изготовлении коротких труб вну-
тренние перегородки бамбука прожигались 
углем. При большей длине трубы (2–5 м) 
ствол расщеплялся в длину, и перегородки 
вырезались. Половинки трубы и стыки 
скрепляли известково-растительными кле-
ями, обматывали и конопатили веревкой, 
пропитаной смолой или воском, обмазывали 
глиной. Для упрочнения стенок применялся 
и такой метод, как вымачивание стебля в осо-
бых маслах с последующим «закаливанием» 
его в горячей золе, что было важно для раз-
нообразного скважинного инструмента. По 
бамбуковым газопроводам природный газ 
с глубин до 600 м, движимый пластовым 
давлением, передавался на многие десятки 
километров. Была освоена технология его 
смешивания с воздухом в глиняных или 
деревяных чанах до взрывобезопасных 
концентраций.

На изготовление труб шли наиболее 
крупные и ровные участки стеблей, а «от-
ходы» помельче использовались как строй-
материал, шли на изготовление мебели, 
палочек для еды и, главное, на рубеже тыся-
челетий приблизили очередное знаменитое 
китайское изобретение – бумагу. 

Малайзия,ш.Селангор,1960. 
Природа подсказала, из чего делать 
трубы: из растений с полыми стебля-
ми охотники издавна делали духовые 
трубки-ружья.

Ямайка, 1938. Бамбуковое 
изобилие – по всей тропиче-
ской Азии. 
Показали своё изобретатель-
ское мастерство древние ки-
тайцы, начав делать из бам-
бука трубы, желонки, стволы 
фейерверков, пороховые ко-
пья – первые ракеты. 

Микронезия, 1999. Добыча соли и газа в Китае на рубеже н.э.
Старинный рисунок из «Летописи Соляного права провинции 
Сычуань» (Музей соли в г. Цзыгун). На переднем плане – га-
зосмесительный распределительный чан, от которого по трубам 
газ подаётся в соляные печи. Слева – газовый выброс. Вверху – 
соляной раствор из скважины рабочие в ведрах переносят и за-
ливают в бамбуковый трубопровод, идущий вниз к печам.
Есть сведения, что Пекин в IV в. до н.э. освещался природным 
газом, подаваемым по бамбуковым трубам. Бамбуковые газо-
проводы просуществовали в Китае до XVIII в. н.э.

Георесурсы и филателия: Вокруг газовой трубы

*Из коллекции В.В. Соколова
e-mail: filagr@list.ru
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Природный газ, также как и искусственный угольный, вначале использовался исключительно для освещения.

С развитием технологий материалами для изготовления труб были свинец, 
бронза, медь, олово, чугун. 

Одна из старейших труб была сделана в Египте около 4500 лет назад из меди и 
была водосточной. Эта труба сохранилась в Пергамон-музее. Историки поведали и 
о трубной индустрии Древнего Рима, выпускающей свинцовые трубы для раздачи 
воды из акведуков1. Для металлических труб, в том числе железных и стальных, к 
XIX веку технологии производства были схожи – литьё, фальцовка, кузнечная сварка. 
Для газопроводов эти способы были технологически малопригодны.

В 1882 г. на Куваевской мануфактуре в г. Иваново была впер-
вые произведена промышленная электродуговая сварка металла. 
Автором и патентообладателем этого изобретения был Николай 
Николаевич Бенардос (1842–1905). Модифицировал электроду-
говую сварку Н.Г. Славянов (1854–1897). Несмотря на высокий 
технический потенциал, после смерти инженеров-изобретателей 
электросварка в России была почти забыта2. Возросшая потреб-
ность в трубном производстве и развивающаяся металлоинду-
стрия дали новый импульс для широкого применении электро-
дуговой сварки на заводских линиях.

В послевоенное время центром развития трубопроводной 
промышленности стал Челябинский трубопрокатный завод, 
построенный в 1942 г. в результате эвакуации трубного завода 
из Мариуполя. Высокая потребность в трубах для стальных 
газопроводов страны стала тем мощным стимулом для развития 
технологии сварки труб. К 1963 г. трубопрокатная линия по про-
изводству труб большого диаметра из двух полуцилиндров на 
Челябинском трубопрокатном заводе стала крупнейшей в Европе. 
В СССР и России 70% газопроводов сделаны из труб ЧТПЗ.

Следующим шагом в развитии технологии производства труб был бесшовный способ 
производства труб, запатентованный в 1886 г. братьями М. и Р. Маннесманн. Эта технология 
бесшовного производства стала передовой в выпуске артиллерийских стволов и труб для 
газопроводов высокого давления. Основанная ими в 1890 г. компания Mannesmann A.G. 
впоследствии стала крупнейшим трубопрокатным концерном Германии, а спустя 70 лет 
участвовала в «сделке века» – самой большой сделке в российско-германской истории по 
поставке труб «русского размера» (1420 мм и давление 100 атм.) для строительства в се-
верных условиях газопровода «Уренгой – Помары – Ужгород». Подробности времен этой 
сделки – целая сага3.

1 Водяные трубы – отдельная глава в необъятной теме «Вода».
2 А.А. Зворыкин, Н.И. Осьмова и др. История техники. М., 1962, с. 297.
3 Н.Ю. Замятина. Сага о трубах большого диаметра: Госплан, освоение Севера и проблемы импортозамещения. Издательские решения, 2022. 

Германия, 2002. «Музейный остров» на р. Шпрее 
в Берлине. Пергамон-музей – в центре архитек-
турного ансабля.

СССР, 1981. 100-летие изобретения 
электросварки в России.

Финляндия, 1968. Электросварка 
в промышленности.

СССР, 1965. Бесспорный девиз нашей темы.

СССР, 1986. Челябинск славен 
не только тракторами.

ГДР, 1982. Из многочисленных серий о еже-
годных Лейпцигских ярмарках. Линия по 
производству стальных бесшовных труб.

США, 1955. Карта Великих озер 
США. Марка посвящена шлюзам.

Уже в развитую промышленную эпоху первый газопровод был проложен в 1821 г. от 
скважины на сланцевый газ для освещения городка Фредония на юго-восточном берегу озера 
Эри – одного из пяти Великих озер. 

Вначале трубы были деревянные, но вскоре были заменены на стальные. Эта скважина 
не относится к числу первых, потому что она была, по-существу, колодцем и копалась, а не 
бурилась ударным способом с применением подъемной вышки. Глубина колодца была 8,2 м. 

1Из коллекции В.В. Соколова
e-mail: filagr@list.ru
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В первой трети ХХ века благодаря развитию химической промышленности настал 
технологический рубеж, когда газ превратился в экологичное и экономичное топливо 
и сырьё, глубокая переработка которого дает тысячекратный экономический эффект. 

Канада, 1950. Разведочное бурение в Западной Канаде.
Вырывающийся белым облаком газ за ненадобностью сжигался в вечногорящих фа-
келах, подобных изображенному. Знакомая марка (выпуск журнала «Георесурсы» 
№3/2022, с. 223), но с надпечаткой «G» (government) ценится в несколько раз выше.

Траектории газопроводов стали принципиально меняться: если ранее по улицам 
городов искусственный угольный газ подавался только для освещения от распо-
ложенного в самом городе завода, то теперь газопроводы превращаются в тысяче-
километровые магистрали от месторождений газа, расположенных не обязательно 
вблизи промышленных центров, и разветвленную городскую сеть.

Так устроила природа, что ЮАР – страна с крупнейшим в 
мире месторождением алмазов, родина Де Бирс, и богатыми 
залежами угля – полностью лишена нефтегазовых ресурсов.

ЮАР проводила политику апартеида, из-за которой с 50-х 
годов в течение 40 лет страна находилась в режиме международ-
ной изоляции: поставки в страну нефти и газа были прекращены.

ЛНР, 2017. День работников нефтяной и газовой промышленности.
Обслуживанием газопроводов занимаются городские службы.

ЮАР, 1975. Конверт Первого дня в 
честь 25-летия концерна Sasol.
Гашение произведено в Сасолбурге – 
городе, построенном для работников 
концерна.

Начавшийся в 1973 г. беспрецедентный мировой энергети-
ческий кризис позволил концерну Sasol нарастить и укрепить 
свои лидирующие позиции.

Так, вдвое затратный против природного газа способ полу-
чения синтетического топлива при определенных условиях 
может поддержать экономику страны.

Бельгия, 2002. Из серии «Путешествие в ХХ век.»
Надпись-напоминание о нефтяном кризисе.

ЮАР, 1989. Завод по переработке угля. Из серии «Источники энергии». 
Secunda CTL – разросшийся Sasol – современные производства с годо-
вой производительностью 10 млн м3 газа и 60 млн барр. искусственной 
нефти. Является крупнейшим в мире источником выбросов СО2.

В ответ на потребность ЮАР в топливе, находясь под 
прессом международного эмбарго из-за политики расовой дис-
криминации, угольный концерн SASOL начал осваивать произ-
водства этилена и бензина из имеющегося в изобилии угля. И к 
60-м годам превратился в крупнейшего в мире производителя 
синтетического топлива. 

*Из коллекции В.В. Соколова
e-mail: filagr@list.ru



GEORESURSY   www.geors.ru160

ГЕОРЕСУРСЫ / GEORESURSY                            2023. Т. 25. № 4

СОЕДИНЕНИЕ ГАЗОПРОВОДОВ
ЦЕНТРАЛЬНАЯ АЗИЯ – КИТАЙ И ЗАПАД – ВОСТОК

СХЕМА ГАЗОПРОВОДА
ЦЕНТРАЛЬНАЯ АЗИЯ – КИТАЙ

СХЕМА ГАЗОПРОВОДА
 ЗАПАД – ВОСТОК 1 И 2

Туркменистан, 2010. Выпуск по случаю ввода в эксплуатацию газопро-
вода Туркменистан – Китай.
На сувенирном блоке – полная карта трубопровода и флаги стран-
участниц проекта длиной 6500 км и мощностью 55 млрд м3/год. Про-
тяженность туркменского участка – около 200 км.

Китай, 2005. Начало коммерческой эксплуатации первой ветки газо-
провода Запад-Восток 1 (Тарим-Байхе).
Длина первой ветки – 4000 км, мощность 4 млрд м3/год. После ввода 
в эксплуатацию второй и третьей ветки газопровод стал самым про-
тяженным в мире – 8700 км. Начато строительство четвертой ветки 
длиной 3340 км.

Узбекистан, 2010. Газопровод Узбекистан – Китай.
Второй 500-километровый участок газопровода Центральная Азия – 
Китай.

Узбекистан, 2001. 10 лет независимости.
Популярный ракурс в «трубопроводных» сюжетах. Изображена уклад-
ка, скорее всего, газопровода, так как в 2001 году Узбекистан занимал 
второе место после России по добыче природного газа (58 млрд м3).

Казахстан, 2009. Выпуск по случаю начала строительства третьего 
1300-километрового участка газопровода Центральная Азия – Китай.
В конце этого участка газопровод соединится с китайским газопрово-
дом Запад – Восток I.

1Из коллекции В.В. Соколова
e-mail: filagr@list.ru
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Туркменистан, 2018. Памятный выпуск, посвященный Трансафганскому 
газопроводу ТАПИ (Туркменистан – Афганистан – Пакистан – Индия).
Начало строительства – 2015 г. Длина – 1840 км, мощность – 33 млрд 
м3/год. На территории Туркменистана трубы поставляет ЧТПЗ.

Пакистан, 1983. Инаугурация проекта газопровода Quetta. 
Длина 344 км, мощность – 0,9 млрд м3/год.

Алжир, 1993. 30-летие нефтегазовой компании Sonatrach.
Государственная компания-монополист – главный игрок НГ-отрасли 
на африканском континенте. По трубопроводам поставляет в Западную 
Европу 25% потребности в газе.

Египет, 2005. Пуск Арабского газопровода Египет – Иордания – Си-
рия – Ливан. 
Длина 1200 км, проектная мощность 10 млрд м3/год. Устойчивой рабо-
ты газопровода пока не достигнуто.

Гвинея, 1975. 10 лет Африканскому банку развития.
В 70-х годах возникли две идеи инвестирования в инфраструктурные проекты: строительство газопроводов из Нигерии на север Африки для даль-
нейшего транзита газа в Европу. Сквозь саванну, изображенную на марках, и пустыню Сахару должен был бы пройти Транссахарский газопровод 
Нигерия – Нигер – Алжир мощностью 30 млрд м3 и длиной 4200 км. После долгих лет забвения проект реанимирован в середине 2022 г., но в 2023 г. 
в Нигере произошел военный переворот...

НЕКОТОРЫЕ СУЩЕСТВУЮЩИЕ И ПРОЕКТИРУЕМЫЕ ГАЗОПРОВОДЫ АЗИИ И АФРИКИ

*Из коллекции В.В. Соколова
e-mail: filagr@list.ru
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Газопроводы всегда находились в центре внимания общества, тем более в последнее время. К сожалению, не ко всем 
крупным газопроводам есть памятные почтовые выпуски. Но, и имеющиеся, возможно, напомнят о хитросплетениях 
газотранспортных систем.

СССР, 1978. Конверт и марка «Строительство газопровода «Союз» с изо-
бражением флагов стран-участниц строительства.
Другое название газопровода – «Оренбург – Западная граница СССР». Дли-
на – 2750 км, мощность – 26 млрд м3/год. Введен в эксплуатацию в 1980 г. 
Конверт погашен спецгашением со схожим дизайном в честь 50-летия 
МИНХ и ГП им.И.М.Губкина.

Румыния, 2009. Блок «35 лет транзита 
газа через Румынию на Балканы». 
Выпуск под эгидой компании 
TRANSGAZ, осуществляющей вну-
треннюю и международную транспор-
тировку газа. 
Трансбалканский газопровод запитыва-
ется на территории Украины на полпу-
ти из газопровода «Союз» и идет через 
Балканы в Турцию. В настоящее вре-
мя загружен на 3%, газом снабжается 
только Румыния.

Венгрия, 1979. На марке из серии «30 лет 
СЭВ» – символическое изображение компрес-
сорной станции газопровода «Союз».
По территории Венгрии транспортиров-
ку газа осуществляет румынская компания 
TRANSGAZ.

Россия 2012. Блок «Завершение строительства газопровода «Север-
ный поток». 
Описание сюжета блока подробно рассмотрено в выпуске журнала 
«Георесурсы» №1/2023, с. 79.

СССР, 1983. Конверт Первого дня «Уренгой – Ужгород» 
12 октября – день в день – повторным символическим гашением в Новом 
Уренгое журнал отметил 40-летие ввода в эксплуатацию трансконтиненталь-
ного газопровода «Уренгой – Помары – Ужгород» (выпуск журнала «Георе-
сурсы» №1/2023, с. 79.)

11 июля 2026 года исполнится 80 лет ввода в эксплуатацию первого отечественного магистрального газопровода 
Саратов – Москва. Отличный повод для выпуска юбилейной марки.

1Из коллекции В.В. Соколова
e-mail: filagr@list.ru
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Развитие клиноформной модели нижнего мела 
севера Западной Сибири на основе принципов 

секвенс‑стратиграфии: новые возможности стратификации

М.В. Лебедев*, Е.В. Астафьев, А.В. Храмцова
ООО «Тюменский нефтяной научный центр», Тюмень, Россия 

Клиноформная концепция нижнего мела Западной сибири служит научной основой для прогнозирования 
его нефтегазоносности. однако новые задачи и новые технологические возможности требуют ее дальнейшего 
развития. Базой для этого может служить современная модельно независимая методология секвенс-стратигра-
фии, суть которой заключается в разбиении разреза на последовательность системных трактов путем выделения 
всех секвенс-стратиграфических поверхностей. При этом выбор типа поверхностей, ограничивающих секвенс, 
осуществляется уже на втором этапе на основе выраженности поверхностей в разрезе или предпочтений 
исследователя. 

Широкое развитие стратиграфических несогласий в нижнемеловом клиноформном комплексе севера Западной 
сибири позволяет выделять в составе нижнемеловых клиноформ четыре системных тракта: верхний HST, 
стадии падения относительного уровня моря FSST, нижний LST, трансгрессивный TST – путем картирования 
секвенс-стратиграфических поверхностей на основе анализа типов вертикального напластования. отмечено, 
что границами секвенсов в данном случае должны быть кровли TST – поверхности подошвенного прилегания 
(DLS), традиционно интерпретируемые как поверхности максимального затопления (MFS), что обеспечивает 
согласованность предлагаемого подхода с клиноформной концепцией.

Выделенные клиноформы Западной сибири можно рассматривать как генетические секвенсы III порядка. 
однако прогноз фаций в их системных трактах характеризуется недостаточной степенью детальностью. Для 
дальнейшей детализации фациальных моделей клиноформы (секвенсов III порядка) предлагается расчленить 
на клиноформы (секвенсы IV порядка) и выделить в них системные тракты. Но последние далеко не всегда 
картируются современной сейсморазведкой, для этого необходимы особые условия. В работе предложено: 
1) разделять секвенсы III порядка на системные тракты, 2) выполнять картирование их мощностей с выделением 
депоцентров, 3) в пределах депоцентров (в подходящих сейсмогеологических условиях) выделять клинофор-
мы – секвенсы IV порядка и составляющие их системные тракты как основу для картирования резервуаров и 
ловушек углеводородов. 

Ключевые слова: секвенс-стратиграфия, север Западной сибири, генетический секвенс, стратиграфическое 
несогласие, секвенс III порядка, секвенс IV порядка
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Введение
с конца 70-х годов XX в. научной основой прогноза 

нефтегазоносности берриас-готеривского комплекса 
нижнего мела Западной сибири является клиноформная 
концепция (Наумов, 1977; Трушкова, 1980; Трушкова и др., 
2011). Именно на ее базе созданы современная стратигра-
фическая схема указанных отложений и фациальные моде-
ли шельфовых и ачимовских резервуаров. Клиноформная 
концепция позволила выстроить эффективную методо-
логию сейсмостратиграфической интерпретации сейс-
мических и скважинных данных, что дало возможность 
закартировать многие сотни структурно-литологических 

ловушек, в которых впоследствии были открыты залежи 
углеводородов (уВ).

современный этап освоения ресурсной базы клино-
формного комплекса Западной сибири характеризуется: 

– существенным усложнением геологического стро-
ения новых перспективных объектов, уменьшением их 
размеров;

– существенным увеличением разрешающей способ-
ности сейсморазведки, т.е., существенным увеличением 
потенциально доступной информации о геологическом 
строении недр.

очевидно, что данная ситуация требует дальнейшего 
развития клиноформной концепции. соответственно 
встает вопрос: на какой основе возможно это дальнейшее 
развитие? согласно отечественным публикациям, напри-
мер (Карогодин, 1996; Габдуллин и др., 2008; Маргулис, 
2008; Зорина, 2016; ершов, 2018; сподобаев и др., 2018; 
Балдин и др., 2020, 2021, 2022; Потапова, 2020; Жемчугова 
и др., 2021), такой основой может быть современная 
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модельно независимая методология секвенс-стратигра-
фии (Catuneanu, 2006; Catuneanu et al., 2009, 2010, 2011; 
Catuneanu, 2019). Подтверждением этого являются сле-
дующие основания.

Во-первых, это единство представлений о связи кли-
ноформ и секвенсов с циклами изменения относительного 
уровня моря (оуМ) (Карогодин, 1996; Маргулис, 2008). 

Во-вторых, что самое главное, в соответствии с прин-
ципами секвенс-стратиграфии клиноформы в общем слу-
чае могут быть расчленены на четыре самостоятельных 
элемента – системных тракта с характерными для них по-
следовательностями фаций, что существенно увеличивает 
прогностические возможности обновленной конструкции.

Первые результаты в данном направлении были полу-
чены нами совместно с е.А. Потаповой на материалах 
по северной части Западно-сибирского нефтегазонос-
ного бассейна. Докладывались они на конференции 
в Тюменском индустриальном университете в 2021 г. 
(Лебедев, Потапова, Храмцова), а также на конференции 
в Московском геолого-разведочном институте (Потапова 
и др., 2023). Целью настоящей работы является даль-
нейшее обоснование возможностей развития клино-
формной модели нижнего мела на основе принципов 
секвенс-стратиграфии.

Существующие модели секвенсов 
Во избежание терминологических недоразумений 

в настоящем разделе дано описание моделей осадоч-
ных секвенсов II, III, IV типов, генетического секвенса, 
трансгрессивно-регрессивного (T-R) секвенса, перечис-
ленных (Catuneanu et al., 2011, pp. 175–176). секвенс-
стратиграфические модели отличаются положением 
границ секвенсов и названиями системных трактов. 

Перечислим сначала используемые далее сокращения:
• субаэральное стратиграфическое несогласие 

(subaerial unconformity – SU);
• коррелятивное согласие (correlative conformity – сс);
• базальная поверхность форсированной регрессии 

(basal surface of forced regression – BSFR);
• поверхность максимальной регрессии (maximum 

regressive surface – MRS);
• поверхность максимального затопления (maximum 

flooding surface – MFS). 
• системный тракт стадии падения оуМ (falling-stage 

systems tract – FSST);
• нижний системный тракт (lowstand systems 

tract – LST);
• трансгрессивный системный тракт (transgressive 

systems tract – TST);
• верхний системный тракт (highstand systems 

tract – HST);
• регрессивный системный тракт (regressive systems 

tract – RST).
Понятие об осадочном секвенсе II типа рассмотре-

но в работах (Haq et al., 1987; Posamentier et al., 1988). 
он включает следующие системные тракты (снизу вверх): 
ранний LST – подводные конуса выноса; поздний LST – 
клиновидное тело, формирующееся в условиях низкого 
стояния уровня моря; TST – трансгрессивный покров; 
HST – сигмовидное тело, формирующееся в условиях 
высокого стояния уровня моря. Границами осадочного 

секвенса II типа служат комбинированные поверхности, 
состоящие из su и CC, последняя проводится в подошве 
раннего LST.

Осадочный секвенс III типа связан с работами 
(Van Wagoner et al., 1988, 1990; Christie-Blick, 1991). 
По нашему мнению, последняя работа является ключе-
вой, поскольку в ней четко показано, что HST осадочного 
секвенса II типа подразделяется на две части: нижнюю 
агградационно-проградационную и верхнюю програда-
ционную, формирующуюся уже в условиях форсирован-
ной регрессии (Christie-Blick, 1991, fig. 2). снизу вверх 
в составе осадочного секвенса III типа выделяются LST, 
TST, ранний HST, поздний HST. Границами осадочного 
секвенса III типа также служат SU и CC, последнее, в от-
личие от предыдущей модели, проводится в подошве LST 
(подошве позднего LST секвенса II типа).

Осадочный секвенс IV типа описан в (Hunt, Tucker, 
1992; Helland-Hansen, Gjelberg, 1994). Идеи, обозначен-
ные в модели осадочного секвенса III типа, получили 
в нем свое развитие: снизу вверх выделяются LST, TST, 
HST и FSST. Последний включает в себя все отложения, 
сформированные в стадию форсированной регрессии 
(Catuneanu, 2006, pp. 178). его границами служат SU и CC, 
последнее проводится в подошве LST (рис. 1).

осадочные секвенсы по определению могут быть 
выделены только в толщах, содержащих поверхности 
стратиграфических несогласий. В отличие от них гене-
тические секвенсы и T-R-секвенсы могут быть выделены 
и в стратиграфически согласных толщах.

Tрансгрессивно-регрессивные (T-R) секвенсы введены 
в работах (Johnson, Murphy, 1984; Embry, Johannessen, 
1992), в согласных последовательностях отложений 
они ограничены MRS. В последовательностях, содержа-
щих стратиграфические несогласия, – комбинированными 
поверхностями, включающими MRS и SU (рис. 1).

Генетический секвенс представлен в работе (Galloway, 
1989). Границы его проводятся по кровлям трансгрессив-
ных системных трактов. В (Van Wagoner et al., 1988, pp. 44) 
отмечено: «Кровлей трансгрессивного системного тракта 
является поверхность подошвенного прилегания (downlap 
surface). Поверхность подошвенного прилегания – это 
поверхность морского затопления, к которой прилегают 
языки проградирующих клиноформ вышезалегающего 
верхнего системного тракта. Эта поверхность маркирует 
смену ретроградационного пакета парасеквенсов агра-
дационным и является поверхностью максимального 
затопления». Поверхности подошвенного прилегания 
(downlap surface – DLS) представляют собой кровли 
конденсированных морских осадков. Из приведенной 
цитаты следует, что DLS традиционно интерпретиру-
ются как поверхности максимального затопления MFS, 
но такая интерпретация далеко неоднозначна. Например, 
в (Catuneanu et al., 2011, p. 190) отмечено, что иногда 
переход от ретроградационного седиментационного 
тренда к проградационному отмечается зоной (обычно 
конденсированных) глубоководных фаций, а не одной 
поверхностью, и это может привести к неоднозначности 
ее выделения в разрезе. Но и в этом случае граница между 
TST и HST проводится по кровле конденсированных 
отложений, т.е. по поверхности DLS. Это обстоятель-
ство сближает генетические секвенсы с клиноформами 
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Западной сибири. Границы клиноформ также часто 
проводятся по кровлям конденсированных покровов – 
маркирующих пачек аргиллитов, представляющих собой 
поверхности DLS, к которым последовательно прилегают 
вышезалегающие слои регрессивных компонент клино-
форм. В настоящей статье за ними сохранено общепри-
нятое название MFS. Традиционно генетический сексенс 
подразделяется на следующие системные тракты (снизу 
вверх): HST, ранний LST (fan), поздний LST (wedge) и TST 
(сatuneanu et al., 2011).

отметим, что в настоящее время рассмотренная типи-
зация секвенсов имеет в значительной степени историче-
скую ценность. В 2009–2011 гг. у о. сatuneanu с коллегами 
вышли три статьи, положившие, по нашему мнению, 
начало новому модельно независимому этапу развития 
секвенс-стратиграфии (сatuneanu et al., 2009, 2010, 2011). 
суть новой методологии заключается в разбиении осадоч-
ных разрезов на последовательность генетических единиц 
(форсированно регрессивной, нормально регрессивных 
при низком и высоком стояниях уровня моря, трансгрес-
сивной), т.е. на последовательность системных трактов, 
ограниченных секвенс-стратиграфическими поверхностя-
ми (сatuneanu et al., 2009, fig. 10). При этом выбор типа 
секвенс-стратиграфической поверхности, ограничиваю-
щей секвенс, осуществляется уже на втором этапе, исходя 
из степени их выраженности в разрезе или предпочтений 
исследователя (сatuneanu et al., 2011, fig. 19).

Таким образом, секвенс-стратиграфическое модели-
рование нижнемеловых клиноформ Западной сибири 
можно рассматривать как их разбиение на системные 
тракты HST, FSST, LST, TST в случае наличия внутри них 
стратиграфического несогласия (рис. 1) или на системные 

тракты RST и TST в случае его отсутствия с последующим 
изучением выделенных системных трактов.

Мы согласны с точкой зрения е.А. Потаповой 
(Потапова, 2020) в том, что группировать выделенные 
системные тракты на втором этапе следует именно 
в генетические секвенсы – аналоги Западно-сибирских 
клиноформ, поскольку маркирующие глинистые пачки:

• были и остаются основой для расчленения и кор-
реляции объекта, они надежно выделяются в раз-
резах скважин по комплексу ГИс, с ними связаны 
зональные отражающие горизонты, позволяющие 
идентифицировать одноименные пачки в разрезах 
разных скважин;

• являются зональными и региональными покрыш-
ками, соответственно, на них основано разбиение 
объекта на нефтегазоносные комплексы.

с учетом выше изложенного представляется целесо-
образным рассмотреть развитие секвенс-стратиграфиче-
ского моделирования клиноформного комплекса Западной 
сибири.

анализ развития секвенс‑стратиграфического 
моделирования клиноформного комплекса Западной 
Сибири

Несмотря на очевидную актуальность проблемы, коли-
чество работ, посвященных секвенс-стратиграфическому 
моделированию клиноформного комплекса Западной 
сибири, весьма невелико. В этом разделе дается краткий 
анализ известных нам работ.

В статье о.В. Пинуса (Pinous et al., 1999) предло-
жена секвенс-стратиграфическая модель продуктивной 
толщи Приобского месторождения. согласно авторам, 
готеривский продуктивный комплекс образован двумя 

Рис. 1. Концептуальные модели осадочного секвенса IV типа, генетического секвенса, T-R-секвенса на основе (Catuneanu et al., 2011): 
А – геологическая модель, Б – соответствующая диаграмма Уиллера. Секвенс-стратиграфические поверхности: MRS – поверхность 
максимальной регрессии, MFS – поверхность максимального затопления, BSFR – базальная поверхность форсированной регрессии, SU – 
субаэральное стратиграфическое несогласие, CC – коррелятивное согласие. Системные тракты: TST – трансгрессивный, HST – верхний, 
FSST – стадии падения ОУМ, LST – нижний. Секвенсы: DSIV – осадочный секвенс IV типа, GS – генетический секвенс, T-R – трансгрес-
сивно-регрессивный секвенс
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осадочными секвенсами III порядка. основные резер-
вуары, представленные комплексами фаций подводных 
конусов выноса и дельтовых систем, входят в состав LST 
(Pinous et al., 1999, p 987).

статья (Pinous et al., 2001) содержит описание реги-
ональной модели клиноформного комплекса в субши-
ротном Приобье. На основе системы трансгрессивных 
поверхностей, а также стратиграфических несогласий 
и коррелятивных согласий выделено 16 осадочных секвен-
сов, которые в настоящее время, вероятно, можно отнести 
ко II типу. Каждый из них включает системные тракты 
LST, TST, HST. согласно приведенным схемам основные 
ачимовские и шельфовые резервуары входят в состав LST.

работы А.о. Шуваева (Шуваев, 2015; Шуваев и др., 
2017) посвящены строению и нефтегазоносности опи-
сываемого объекта Большехетской впадины. В ходе сек-
венс-стратиграфического моделирования были выделены 
поверхности максимального затопления (MFS), макси-
мального обмеления (MRS), границы секвенсов – страти-
графические несогласия, а также системные тракты TST, 
HST, LST, подводные конусы выноса lsf, клинья низкого 
уровня моря lsw. Выделенные секвенсы, вероятно, также 
можно отнести ко II типу.

В работах е.А. Потаповой (Потапова, 2015, 2020) 
изложены результаты секвенс-стратиграфического 
моделирования клиноформ на юго-восточном склоне 
среднемессояхского вала и в южной части Антипаютин-
ской впадины. В них показана высокая эффективность 
генетического секвенса, состоящего из HST, FSST, LST, 
TST, для фациально-стратиграфического моделирования 
клиноформного комплекса в районе исследования.

В статье А.А. сподобаева, А.А. Нежданова, А.В. Мер-
кулова (сподобаев и др., 2018) приведены результаты 
секвенс-стратиграфического анализа ачимовских отло-
жений Ямбургского месторождения. Показано, что в раз-
резе последовательно сочетаются толщи с нормально 
регрессивным и форсированно регрессивным типами 
напластования.

Крупным обобщением по рассматриваемой теме 
является статья В.А. Жемчуговой, В.В. рыбальченко, 
Т.А. Шардановой (Жемчугова и др., 2021), в которой 
дано описание строения секвенсов IV – V порядка и со-
ставляющих их системных трактов FSST, LST, TST, HST. 
судя по рис. 14 в этой работе, исследование выполнено 
в рамках модели осадочного секвенса IV типа. 

И наконец, обсудим концептуальную секвенс-стра-
тиграфическую модель нижнемелового клиноформного 
комплекса, предложеную с.В. ершовым (ершов, 2018). 
По нашему мнению, кратко ее можно свести к следую-
щим тезисам. Вследствие высокой скорости тектони-
ческого погружения уровень моря в бассейне никогда 
не опускался ниже бровок клиноформ (с. 1115, 1117), 
что исключает форсированный тип регрессии (с. 1117). 
соответственно, приемлемыми для объекта остаются 
только модель осадочного секвенса III типа или модели 
генетического секвенса, T-R-секвенса (с. 1115). основной 
объем глубоководных конусов выноса накапливался 
на этапах формирования системных трактов высокого 
стояния уровня моря (с. 1119). При этом самые крупные 
резервуары ачимовской толщи входят в состав верхних 

частей HST, сформированных, как правило, при макси-
мальном падении оуМ, или при замедлении скорости 
его повышения (с. 1118).

Таким образом, для секвенс-стратиграфического мо-
делирования нижнемелового клиноформного комплекса, 
можно отметить, с одной стороны, разнообразие подходов 
к решению поставленной задачи, с другой стороны – эф-
фективность применения рассматриваемой концепции. 
В ходе рассмотренных исследований были апробированы 
практически все широко используемые в настоящее время 
модели секвенсов: осадочные секвенсы II, III, IV типов, 
генетический секвенс. На возможность использования 
T-R-секвенса указано в (ершов, 2018).

Большинство авторов связывают формирование 
ачимовских глубоководных конусов выноса с этапами 
низкого стояния уровня моря (Pinous et al, 1999, 2001; 
Шуваев, 2015; Шуваев и др., 2017; сподобаев и др., 2018). 
На их приуроченность к форсированно регрессивным 
комплексам прямо указано в работах (Потапова, 2015, 
2020; Жемчугова и др., 2021), на наличие склоновых 
конусов выноса в составе LST – в (Жемчугова и др., 
2021). Видимые разногласия этих данных с выводами 
с.В. ершова, по нашему мнению, объясняются причина-
ми терминологического характера. согласно отмеченной 
выше работе (Christie-Blick, 1991), модель осадочного сек-
венса III типа можно рассматривать не как альтернативу 
модели IV типа, а как ее предшественника. Верхняя часть 
HST с форсированно регрессивным типом напластования 
(offlap) в ней является аналогом FSST осадочного сек-
венса IV типа. следовательно, заключения с.В. ершова 
о приуроченности основных ачимовских конусов выноса 
к верхней части HST осадочного секвенса III, по нашему 
мнению, в целом содержательно не противоречат выводам 
остальных исследователей.

Стратиграфические несогласия в нижнемеловом 
клиноформном комплексе Западной Сибири

Как уже отмечалось выше, наличие в разрезе страти-
графических несогласий с точки зрения секвенс-страти-
графии является принципиальным моментом, поскольку 
определяет способ разбиения клиноформ на системные 
тракты. При их наличии клиноформы разбиваются на HST, 
FSST, LST, TST, при отсутствии стратиграфических не-
согласий – на RST, TST. Имеющиеся в настоящее время 
данные свидетельствуют о широком развитии стратигра-
фических несогласий в нижнемеловом клиноформном 
комплексе Западной сибири. Несогласия различного 
ранга (Барабошкин и др., 2002) возникают под влиянием 
восходящих тектонических движений, изменения относи-
тельного уровня моря, локальной тектоники и определя-
ются по керну и в обнажениях, по ГИс, сейсморазведоч-
ным данным и по биостратиграфическим исследованиям. 

В нижней части клиноформного комплекса аркти-
ческих районах Западной сибири выделяется регио-
нальное раннемеловое несогласие (предваланжинский 
размыв), сформированное, по мнению многих авторов 
(Нежданов и др., 2022; розбаева и др., 2023), под влия-
нием позднекиммерийской (Верхояно-Колымской) склад-
чатости. раннемеловое несогласие выражается в виде 
эрозионных срезов и сокращения временных толщин 
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на сейсмических профилях и подтверждается данными 
по биостратиграфии. 

В неморских обстановках стратиграфические несо-
гласия – это палеопочвы (рис. 2А) и основания врезанных 
долин. 

В мелководно-морских обстановках это поверхности 
субаэральной экспозиции, формирующиеся при пониже-
нии оуМ и осушении шельфа. 

При повышении оуМ также образуются секвенс-стра-
тиграфические поверхности, имеющие важное значение 
для корреляции отложений. Это поверхность затопления 
(FS) или трансгрессивная поверхность (TS), а также по-
верхность максимального затопления (MFS) (рис. 2Б, 2В).

регрессивная поверхность морской эрозии (RSME) 
обычно идентифицируется в мелководно-морском бас-
сейне в виде резкой эрозионной поверхности, залегающей 
над глинистыми биотурбированными алевролитами, кото-
рые перекрываются массивными песчаниками (рис. 2Г). 
Поверхность RSME образуется в результате волнового 
размыва во время форсированной регрессии в мелковод-
ном морском бассейне. 

На мелководье и в литоральной зоне часто встречают-
ся эрозионные поверхности/поверхности Glossifungites 
(Glossi) – перерывы «плотного грунта» (firmground), обра-
зованные в результате волновой деятельности или транс-
грессии и подчеркнутые вертикальными, субвертикаль-
ными цилиндрическими, U-образными следами жизне-
деятельности ихнофаций Glossifungites (Thalassinoides, 
Arenicolites, Skolithos, Diplocraterion, Rhizocorallium), 
глубоко проникающими в нижележащий субстрат (рис. 
2Б). размыв волнами или течениями в ходе трансгрес-
сий может достигать 10–20 м (Posamentier, Allen, 1999). 
В результате изучения керна из объекта исследования 

установлено, что мощность перекрывающих поверхности 
Glossifungites трансгрессивных слоев может изменяться 
от 0,1 до 2,0–3,0 м. Поверхность Glossifungites часто 
маркирует границу секвенса (SU), совмещенную с транс-
грессивной поверхностью (TS).

По керну в кровле шельфовых пластов обычно вы-
деляется эрозионная поверхность с ихнокомплексом 
Glossifungites, которая перекрывается интенсивно био-
турбированными песчаниками трансгрессивного слоя. 
В кровле биотурбированных песчаников и алевролитов 
трансгрессивного слоя выделяются поверхность затопле-
ния FS и перекрывающая ее пачка глинистых отложений 
шельфа. Типичное строение парасеквенсов наблюдается 
во многих прибрежно-морских разрезах нижнемеловых 
отложений Западной сибири (рис. 2). Данные по керну 
нижнемеловых отложений, ГИс и возрастным опреде-
лениям свидетельствуют о широком распространении 
в разрезе стратиграфических несогласий.

стратиграфические несогласия в разрезах клиноформ-
ного комплекса описаны во многих работах по Западной 
сибири. В монографии (Трушкова и др., 2011) приведен 
рис. 1.4, датированный 1987 г., на котором отображено 
стратиграфическое несогласие в кровле продуктивного 
горизонта БВ12 северо-Варьеганского месторождения. 
обоснованию стратиграфического несогласия в кровле 
пласта Нх-I сузунского месторождения по данным керна 
и ГИс посвящена статья (розбаева и др., 2013). В ней 
описана поверхность размыва с характерным ихноком-
плексом Glossifungites, отражающая эрозионное срезание, 
в процессе которого происходило активное разрушение 
подстилающих мелководно-морских фаций. В кровле 
пластов группы Бу отмечаются многочисленные поверх-
ности размыва (Жемчугова, 2014). 

Рис. 2. Поверхности несогласий, выявленные в керне: А – поверхность затопления (FS), выделенная в кровле палеопочвы угольного 
пласта, Rt – углефицированные корни растений, Б – трансгрессивная поверхность/поверхность Glossifungites, подчеркнутая ходами 
морских червей и ракообразных: Ophiomorpha (Oph), Diplocraterion (Dipl), Asterosoma (Ast); В – поверхность максимального затопления 
(MFS) в кровле трансгрессивного слоя алевролитов мелко-крупнозернистых глинистых биотурбированных, перекрытая аргиллитами 
микрослоистыми мелководного морского бассейна; Г – регрессивная поверхность морской эрозии (RMSE), подчеркивающая эрозион-
ную границу между шельфовыми алевритовыми аргиллитами и перекрывающими песчаниками предфронтальной зоны пляжа. Ниже 
границы видны ходы Тhalassinoides ихнофации Glossifungites, проникающие из пляжевых песчаников в подстилаюшие глинистые 
отложения шельфа. Обозначения: Thal – Thalassinoides, Pal – Palaeophycus, Ch – Chondrites, Ast – Asterosoma, Helm – Helminthopsis
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Выделение и обоснование опорных поверхностей 
на основании комплексного анализа данных по керну/ об-
нажениям, каротажных кривых и результатов сейсмораз-
ведки дает надежные результаты при корреляции разрезов 
скважин, а также при выделении секвенсов и системных 
трактов разных порядков.

Детализация внутреннего строения 
клиноформного комплекса на основе принципов 
секвенс‑стратиграфии – секвенсы III порядка

сначала необходимо оценить ранг нижнемеловых кли-
ноформ, ограниченных поименованными маркирующими 
глинистыми пачками, для сопоставления полученных 
результатов с известными данными. 

отметим, что проблема иерархии секвенсов относится 
к числу самых сложных в данном направлении исследо-
ваний (Miall, 2010). Так, на рис. 4.3 данной монографии 
представлена сводка оценок временных интервалов 
формирования секвенсов шести порядков (со ссылкой 
на статью (Schlager, 2004)). Из нее следует, что боль-
шинством авторов время формирования секвенсов III 
порядка оценено в интервале 0,5–4,8 млн лет, а время 
формирования секвенсов IV порядка – 0,05–1 млн лет. 
Аналогичная сводка приведена в более современной 
статье (Catuneanu, 2019, fig. 2), целиком посвященной 
данному вопросу: временной интервал формирования 
секвенсов III порядка – 0,01–4,8 млн лет, секвенсов IV 
порядка – 0,0004–0,1 млн лет; интервал изменения мощ-
ностей секвенсов III порядка – 10–200 м, секвенсов IV 
порядка – от 1 до 30–40 м.

При столь широком разбросе данных, по нашему 
мнению, имеет смысл просто сопоставить стратиграфи-
ческую шкалу нижнего мела Западной сибири со шкалой 
эвстатических колебаний B. Haq (Haq, 2014), на которой 
воспроизведена цикличность III порядка. В результате 
такого сопоставления получен вывод: клиноформы ниж-
него мела как геологические тела, ограниченные кровлями 
маркирующих глинистых пачек, аналогичны секвенсам 
III порядка. Для такого заключения имеются следующие 
основания.

• В работе (Haq, 2013) в интервале берриаса – готерива 
выделяется 12 секвенсов III порядка. Исходя из про-
должительности указанного интервала 14,2 млн лет 
(там же), среднее время их формирования равно 1,2 
млн лет, а интервал колебаний 0,4–2,2 млн лет;

• В статьях с.В. ершова (ершов, 2017, 2018) для се-
верной части Западной сибири в этом же возрастном 
интервале выделяется 15 маркирующих пачек аргил-
литов, что позволяет разбить его на генетические 
секвенсы со средней продолжительностью 0,9 млн 
лет, что сопоставимо с секвенсами III порядка B. Haq.

• В действующей стратиграфической схеме берриаса-
апта в этом же интервале выделяется 18 маркирую-
щих пачек, что задает его разбиение на генетические 
секвенсы со средней продолжительностью 0,8 млн 
л., что также сопоставимо с секвенсами III порядка 
B. Haq.

разница в количестве маркирующих пачек в раз-
личных источниках, по-видимому, объясняется включе-
нием в единый перечень результатов разномасштабных 
трансгрессий. 

Максимальные мощности клиноформ составляют 
350–400 м, что также соответствует принятому рангу, 
они издавна изучаются сейсморазведкой, что по праву по-
зволяет их отнести к «сейсмическому» уровню иерархии 
(seismic scale – рис. 2, 12 в (Catuneanu, 2019)).

В настоящем разделе изложены некоторые результаты 
детализации внутреннего строения клиноформ – генети-
ческих секвенсов III порядка на примере одного из райо-
нов севера Западной сибири.

В основе современной модельно независимой концеп-
ции секвенс-стратиграфии лежит требование выделения 
в разрезе всех имеющихся секвенс-стратиграфических 
поверхностей независимо от предпочитаемой модели 
секвенса (Catuneanu et al., 2011; Catuneanu, 2019). Под сек-
венс-стратиграфическими поверхностями понимаются 
геологические границы, разделяющие осадочные толщи 
с различными типами вертикального напластования 
(stratal stacking pattern): нормально регрессивным в ус-
ловиях высокого стояния уровня моря, форсированно 
регрессивным, нормально регрессивным в условиях низ-
кого стояния уровня моря, трансгрессивным (Catuneanu 
et al., 2011, p. 189). Закономерные последовательности 
геологических тел с указанными типами вертикального 
напластования формируются в результате полного цикла 
изменения оуМ в районе береговых линий, включая этап 
его падения. Геологические тела с различными типами 
вертикального напластования, ограниченные секвенс-
стратиграфическими поверхностями, в настоящее время 
определяются как системные тракты (Catuneanu et al., 
2011, p. 184; Catuneanu, 2019, p. 352). 

Продемонстрируем возможности детализации вну-
треннего строения клиноформ на композитном времен-
ном разрезе, составленном из фрагментов сейсмических 
данных площадных работ в одном из районов севера 
Западной сибири. В результате предшествующих иссле-
дований в ооо «ТННЦ» были выделены самбургская, 
савуйская, чеускинская, сармановская, тепловская клино-
формы – генетические секвенсы третьего порядка (рис. 
3А). соответствующие маркирующие глинистые пачки 
на рисунке обозначены зеленым цветом.

Кровли генетических секвенсов проводятся по кров-
лям одноименных маркирующих пачек – поверхностям 
DLS (или условно MFS), соответствующим надежно 
коррелируемым отрицательным отражениям в составе 
двухфазных высококогерентных пакетов.

Выше MFS во всех секвенсах присутствуют аграда-
ционно-проградационные пакеты отражений, подчер-
кивающие нормально регрессивную структуру верхних 
системных трактов HST.

Аградационно-проградационные пакеты HST сме-
няются существенно проградационными пакетами 
с форсированно регрессивной структурой, соответству-
ющими FSST. Их нижние границы BSFR нами проведены 
по наиболее нижним устойчивым положительным отра-
жениям, «срезаемым» поверхностями стратиграфических 
несогласий в районах перехода клинотем в ундатемы. 
Характерной особенностью FSST на исследуемой тер-
ритории является четко выраженное взаимоотношение 
внутренних осей синфазности с перекрывающей поверх-
ностью su по типу эрозионного среза.



www.geors.ru 169

Георесурсы / Georesursy                    2023. Т. 25. № 4. с. 163–175

существенно проградационные пакеты FSST вновь 
сменяются проградационно-аградационными пакетами 
с нормально регрессивной структурой, соответствующи-
ми LST. В ряде случаев отмечено подошвенное налегание 
внутренних отражений на подстилающие поверхности 
стратиграфических несогласий. Верхние границы LST 
MRS проводятся по подошвам маркирующих глинистых 
пачек TST. Границы выклинивания LST со стороны конти-
нента маркируются прилеганием MRS к поверхностям SU.

Двухфазные высококогерентные пакеты отражений, 
последовательно перекрывающие LST, FSST, HST, со-
ответствуют трансгрессивным системным трактам TST.

результирующая внутренняя структура клиноформ – 
генетических секвенсов III порядка представлена 
на рис. 3Б. Детализация внутреннего строения регрессив-
ных компонент клиноформ открывает новые возможности 
для картирования в их составе резервуаров и ловушек уВ. 
В первую очередь это относится к ачимовским резервуа-
рам. Выделение в составе клиноформ системных трактов 
FSST позволяет оконтурить области их наиболее вероят-
ного распространения, поскольку по современным пред-
ставлениям наибольшие объемы соответствующих фаций 
подводных конусов выноса формировались на этапах 
форсированной регрессии (Catuneanu, 2006). Кроме того, 
характерная для системных трактов FSST интенсивная 
проградация способствовала формированию микроклино-
формной структуры шельфовых резервуаров, определяю-
щей в ряде случаев многие особенности строения залежей, 
например (Фищенко и др., 2021). разбиение клиноформ 

на системные тракты имеет значение и для картирования 
шельфовых пластов, которым всегда уделялось большое 
внимание в Западной сибири. В предлагаемых моделях 
верхние шельфовые пласты клиноформ входят в состав 
LST, соответственно, данные по их границам могут суще-
ственно дополнить критерии прогноза этих резервуаров. 
В общем случае LST являются перспективными с точки 
зрения наличия резервуаров, связанных с подводными 
конусами выноса (Catuneanu, 2006, fig. 5.14; Жемчугова 
и др., 2021).

В завершении этого раздела остановимся на следую-
щем важном моменте.

В монографии O. Catuneanu (Catuneanu, 2006, fig. 5.4) 
верхний системный тракт HST отображен как клиноформ-
ное тело, депоцентр которого расположен в ундатеме, 
а клинотема и фондотема представлены маломощными 
отложениями. Далее в таблице на рис. 5.14 отмечены 
плохие условия для формирования в составе HST под-
водных конусов выноса. Данная точка зрения является 
весьма распространенной среди геологов.

В рассмотренном выше примере HST представляют 
собой мощные клиноформные тела с депоцентрами в кли-
нотеме, причем в их составе выделяются резервуары, свя-
занные с подводными конусами выноса, например, HST 
самбургского генетического секвенса в скв. 5 (красный 
овал на рис. 3Б).

По нашему мнению, данное противоречие объясняется 
тем, что приведенные выше общие рассуждения даются 

Рис. 3. Результаты расчленения генетических секвенсов III порядка на системные тракты: А – выделение секвенс-стратиграфиче-
ских поверхностей; Б – выделение системных трактов. Условные обозначения к рис. 3А: 1 – отражающий горизонт Б; 2 – поверх-
ность максимального затопления MFS; 3 – базальная поверхность форсированной регрессии BSFR; 4 – поверхность максимальной 
регрессии MRS; 5 – стратиграфические несогласия и коррелятивные согласия; 6 – маркирующие глинистые пачки: ur – урьевская, 
smb – самбургская, sv – савуйская, ch – чеускинская, srm – сармановская, tpl – тепловская; 7 – одноименные генетические секвенсы; 
8 – внутренние отражения. Условные обозначения к рис. 3Б: системные тракты секвенсов III порядка: 1 – TST; 2 – LST; 3 – FSST; 
4 – HST; 5 – перспективный объект
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вне связи с порядком рассматриваемых объектов. Более 
подробно этот вопрос рассмотрен в следующем разделе.

Детализация внутреннего строения 
клиноформного комплекса на основе принципов 
секвенс‑стратиграфии – секвенсы IV порядка

разрешение сформулированного выше противоречия 
возможно на основе концепции высокоразрешающей сек-
венс-стратиграфии (Zecchin, Catuneanu, 2013; Catuneanu, 
2019). 

секвенсы III порядка – это, как правило, достаточно 
масштабные геологические тела, мощность которых мо-
жет составлять сотни метров. Это традиционные объекты 
для изучения сейсмическим методом.

секвенсы IV порядка – это объекты с аналогичной 
внутренней структурой, но слагающие секвенсы III по-
рядка. Мощность их составляет десятки метров, т.е., это 
объекты, исследуемые в скважинах (Catuneanu, 2019). 
Хотя секвенсы IV порядка и составляющие их системные 
тракты являются целевыми для геологоразведчиков, не-
посредственное картирование их сейсмическим методом 
возможно далеко не всегда вследствие ограничения его 
разрешающей способности. В этих условиях обычно 
поступают следующим образом: по данным сейсмораз-
ведки и скважин картируют секвенсы III порядка и со-
ставляющие их системные тракты, а затем прогнозируют 
внутреннюю литолого-фациальную структуру системных 
трактов на основе концептуальных моделей и имеющихся 
скважинных данных.

однако значительные мощности секвенсов III по-
рядка в Западной сибири и достаточно высокое качество 
сейсмических данных позволяют в ряде случаев непо-
средственно закартировать их внутреннее строение. 
Проиллюстрируем данный тезис на примере cавуйского 
и самбургского генетических секвенсов (рис. 4). участок 
детальных исследований выделен рамкой на рис. 3.

В результате детального сейсмостратиграфического 
анализа в указанных секвенсах удалось по устойчивым 
отрицательным фазам выделить еще четыре дополнитель-
ные поверхности DLS (MFS) более высокого IV порядка. 
основанием для такого выделения являются их взаимо-
отношения с залегающими выше элементами волнового 
поля по схеме подошвенного прилегания (downlap).

Выявленные DLS (MFS) совместно с анализом ти-
пов вертикального напластования позволили разделить 
каждый из секвенсов III порядка на три генетических 
секвенса IV порядка (рис. 4). соответственно, время их 
формирования составило 0,25–0,3 млн лет, а максималь-
ные мощности – около 200 м.

В составе секвенсов IV порядка также были выделены 
системные тракты. 

результаты проведенной детализации можно свести 
к следующему.

Самбургский HST III порядка включает в себя генетиче-
ский секвенс smb1 IV порядка и перекрывающий его HST 
секвенса smb2. ундатема его образована маломощными 
HST, TST, HST секвенсов IV порядка, мощная клинотема – 
в основном FSST и LST, фондотема – в основном FSST. 
Причем резервуар подводных конусов выноса в скв. 5 

Рис. 4. Результаты расчленения самбургского и савуйского генетических секвенсов III порядка на генетические секвенсы IV порядка 
и их системные тракты: А – выделение секвенс-стратиграфических поверхностей; Б – выделение системных трактов. Условные 
обозначения к рис. 4А: 1 – MFS III порядка (а), IV порядка (б); 2 – BSFR III порядка (а), IV порядка (б); 3 – MRS III порядка (а), IV по-
рядка (б); 4 – стратиграфические несогласия и коррелятивные согласия III порядка (а), IV порядка (б); 5 – маркирующие глинистые 
пачки: ur – урьевская, smb – самбургская, sv – савуйская; 6 – безымянные маркирующие глинистые пачки; 7 – генетические секвенсы 
III порядка (а), IV порядка (б); 8 – внутренние отражения. Условные обозначения к рис. 4Б: 1 – TST III порядка; 2 – TST IV порядка; 
3 – LST IV порядка; 4 – FSST IV порядка; 5 – HST IV порядка; 6 – HST III порядка; 7 – FSST III порядка; 8 – перспективные объекты
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входит в состав FSST секвенса IV порядка smb1 (красный 
овал 1 на рис. 4Б), что соответствует типовым представ-
лениям о фациальном составе системных трактов.

Самбургский FSST III порядка включает в себя FSST, 
LST, TST секвенса smb2 и HST, FSST секвенса smb3. 
ундатема его сложена нижним парасеквенсом FSST, 
включающим шельфовый песчаный пласт (синий овал 
на рис. 4Б), также окончанием LST секвенса smb2, мощная 
клинотема – относительно маломощным FSST, мощным 
LST, крайне маломощным TST секвенса smb2, крайне 
маломощным HST, относительно маломощным FSST сек-
венса smb3, фондотема – в основном LST секвенса smb2, 
в котором в скв. 4 выделяются относительно маломощные 
образования подводных конусов выноса (красный овал 2 
на рис. 4Б). Последнее позволяет предположить, что LST 
секвенсов IV порядка, сформированные в условиях обще-
го тренда падения относительного уровня моря, могут 
быть перспективны на поиски резервуаров подводных 
конусов выноса.

Савуйский HST III порядка включает генетические 
секвенсы sv1 и sv2 IV порядка, а также HST секвенса 
sv3. ундатема его образована чередованием маломощных 
HST и TST секвенсов IV порядка. Мощная клинотема 
сложена в основном FSST и LST секвенса sv1, а также 
FSST секвенса sv2, фондотема – в основном LST секвенса 
sv1, в котором по данным сейсморазведки выделяется до-
статочно крупное аккумулятивное образование (красный 
овал 3 на рис. 4Б), возможно содержащее резервуары 
подводных конусов выноса.

Итак, несмотря на местами неоднозначную корреля-
цию, из проведенного анализа можно сделать уверенный 
вывод: как минимум, системные тракты HST и FSST 
секвенсов III порядка на севере Западной сибири имеют 
весьма сложное внутреннее строение, существенно отли-
чающееся от типовых представлений. связано это с тем, 
что системные тракты секвенсов III порядка являются 
частями вертикальных последовательностей генетических 
секвенсов IV порядка, каждый из которых, в свою очередь, 
может подразделяться на HST, FSST, LST, TST. указанные 
системные тракты соответствуют типовым представлени-
ям об их строении и, вероятно, контролируют распреде-
ление фаций в системных трактах секвенсов III порядка.
следовательно, в составе HST и FSST III порядка могут 
залегать как фации глубоководных конусов выноса, так 
и шельфовые резервуары, связанные соответственно 
с FSST, LST, HST IV порядка.

О дальнейшем развитии клиноформной 
модели нижнего мела Западной Сибири на основе 
принципов секвенс‑стратиграфии

Как уже отмечалось выше, суть развития клиноформ-
ной концепции нижнего мела Западной сибири на основе 
принципов секвенс-стратиграфии заключается: 

– в разбиении клиноформ – генетических секвенсов III 
порядка на системные тракты HST, FSST, LST, TST, и их 
последующем исследовании, что должно способствовать 
уточнению пространственной локализации резервуаров 
и ловушек уВ;

– в разбиении в подходящих сейсмогеологических 
условиях клиноформ – генетических секвенсов III по-
рядка на составляющие их клиноформы – генетические 

секвенсы IV порядка, а также в разбиении последних 
на системные тракты и их последующем исследовании, 
что должно способствовать построению фациальных 
моделей резервуаров с детальностью, соответствующей 
скважинным данным.

Клиноформы – генетические секвенсы III порядка 
в Западной сибири – изучаются уже более 40 лет. Тем 
не менее, выделение в их составе HST, LST позволит, 
по нашему мнению, детализировать прогноз шельфовых 
резервуаров мелководно-морского генезиса, а выделение 
FSST – локализовать зоны, перспективные на поиски 
ловушек уВ в ачимовских резервуарах.

В результате проведенного анализа показано, что си-
стемные тракты секвенсов III порядка являются сложными 
гетерогенными образованиями, положение фаций в кото-
рых далеко не всегда соответствуют типовым моделям. 
Для того чтобы приблизить прогнозную фациальную 
модель к масштабу скважин секвенсы III порядка, следу-
ет расчленить на секвенсы IV порядка и выделить в них 
системные тракты. Последние уже в целом соответствуют 
типовым моделям системных трактов, приведенным, на-
пример, в (Catuneanu, 2006, fig. 5.4), и их можно исполь-
зовать в качестве априорных при прогнозе резервуаров 
и ловушек уВ.

Но секвенсы IV порядка и составляющие их системные 
тракты далеко не всегда возможно закартировать из-за 
ограничений разрешающей способности сейсморазведки. 
Для этого необходимы особые условия.

В связи с этим предлагается следующий методический 
подход к организации работ по прогнозу резервуаров 
и ловушек уВ в клиноформном комплексе нижнего 
мела севера Западной сибири на основе принципов 
секвенс-стратиграфии:

1. в качестве исходных данных для секвенс-стратигра-
фического анализа использовать временные разрезы 
и разрезы скважин с результатами согласованного 
выделения клиноформ – генетических секвенсов 
III порядка, ограниченных кровлями маркирующих 
пачек аргиллитов;

2. клиноформы – генетические секвенсы III порядка 
разбивать на составляющие их системные тракты 
путем выделения всех секвенс-стратиграфических 
поверхностей, присутствующих в разрезе;

3. картировать мощности системных трактов сек-
венсов III порядка с выделением их депоцентров. 
Картирование депоцентров крайне важно потому, 
что, во-первых, в них можно априорно предполагать 
повышенное содержание песчаных резервуаров, во-
вторых, повышенные мощности стратонов позволя-
ют более обоснованно расчленять их на секвенсы 
IV порядка и их системные тракты;

4. в пределах выделенных депоцентров при наличии 
качественных сейсмических данных разбивать сек-
венсы III порядка и их системные тракты на секвен-
сы IV порядка и их системные тракты; резервуары 
и ловушки уВ выделять в составе последних путем 
комплексирования данных скважин, результатов ки-
нематического и динамического анализа временных 
разрезов и априорных представлений о распределе-
нии фаций в исследуемых стратонах.



развитие клиноформной модели нижнего мела севера Западной сибири…                                                                                                                                        М.В. Лебедев, е.В. Астафьев, А.В. Храмцова

GEORESURSY   www.geors.ru172

Заключение
Клиноформная концепция берриас-готеривского 

комплекса Западной сибири была и остается научной 
основой прогноза его нефтегазоносности. Вместе с тем 
новые задачи и новые технологические возможности 
требуют ее дальнейшего развития. Базой для этого может 
служить современная модельно независимая методо-
логия секвенс-стратиграфии, суть которой заключается 
в разбиении разреза на последовательность системных 
трактов путем выделения всех секвенс-стратиграфиче-
ских поверхностей. При этом выбор типа поверхностей, 
ограничивающих секвенс, осуществляется уже на втором 
этапе на основе выраженности поверхностей в разрезе 
или предпочтений исследователя. 

Широкое развитие в нижнемеловом клиноформном 
комплексе севера Западной сибири стратиграфических 
несогласий позволяет выделять в составе нижнемеловых 
клиноформ четыре системных тракта: верхний HST, ста-
дии падения оуМ FSST, нижний LST, трансгрессивный 
TST. Выделение осуществляется путем картирования 
секвенс-стратиграфических поверхностей на основе ана-
лиза типов вертикального напластования. Такое разбиение 
должно способствовать уточнению пространственной 
локализации резервуаров и ловушек уВ.

По нашему мнению, границами секвенсов в данном 
случае должны выступать кровли TST – поверхности 
подошвенного прилегания DLS, традиционно интерпре-
тируемые как поверхности максимального затопления 
MFS, что обеспечивает согласованность предлагаемого 
подхода с клиноформной концепцией.

Перечисленные выше нижнемеловые клиноформы 
Западной сибири можно рассматривать как генетические 
секвенсы III порядка. разбиение их на системные тракты 
открывает новые возможности для картирования резер-
вуаров и ловушек уВ как в ачимовских отложениях, так 
и в шельфовых пластах. В результате анализа установлено, 
что системные тракты секвенсов III порядка являются 
сложными гетерогенными образованиями, распределе-
ние фаций в которых может существенно отличаться 
от типовых моделей. Причина этого заключается в том, 
что они сами образованы секвенсами более высокого 
IV порядка. распределение фаций в системных трактах 
секвенсов IV порядка приближено к типовым моделям 
(Catuneanu, 2006, fig. 5.4), их можно использовать в ка-
честве априорных при прогнозе резервуаров и ловушек 
уВ. Но картирование их в общем случае затруднено 
ограничением разрешающей способности современной 
сейсморазведки.

Поэтому мы предлагаем сначала разделять секвенсы 
III порядка на системные тракты, затем выполнять карти-
рование их мощностей с выделением депоцентров, далее 
в пределах депоцентров (в подходящих сейсмогеологиче-
ских условиях) выделять клиноформы – секвенсы IV по-
рядка и составляющие их системные тракты как основу 
для картирования резервуаров и ловушек углеводородов.
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Further Development of the lower cretaceous clinoform Model 
of the north of West siberia Based on the sequence stratigraphy 
Principles: new Possibilities of stratification
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abstract. The clinoform concept of the Lower Cretaceous 
of Western Siberia was and remains the scientific basis for 
predicting its oil and gas potential. At the same time, new 
challenges and new technological opportunities require its 
further development. The basis for this can be a modern 

model independent methodology of sequence stratigraphy, 
the essence of which is to divide the stratigraphic section into 
a succession of systems tracts by mapping of all sequence 
stratigraphic surfaces. At the same time, the choice of the type 
of surfaces limiting the sequence is carried out already at the 
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second stage on the basis of the expression of the surfaces in 
the stratigraphic section or the preferences of the researcher.

The wide development of unconformities in the Western 
Siberian Lower Cretaceous clinoform complex makes 
it possible to subdivide clinoforms into four systemic 
tracts: highstand HST, falling-stages FSST, lowstand LST, 
transgressive TST. The subdivision is carried out by mapping 
sequence stratigraphic surfaces based on the analysis of stratal 
stacking patterns. According to the authors, the boundaries of 
the sequences in this case should be the tops of the TST – the 
downlap surfaces (DLS), traditionally interpreted as maximum 
flooding surfaces (MFS). This ensures the consistency of the 
proposed approach with the clinoform concept.

The named clinoforms of Western Siberia can be considered 
as genetic sequences of the III order. However, the position of 
facies in their systems tracts is far from always predictable. 
For further detailing of facies models, clinoforms – III order 
sequences should be subdivided into clinoforms – IV order 
sequences, and subdivide them into systems tracts. But the 
latter are not always mapped by modern seismic method. 
Special conditions are necessary for this. Therefore, it is 
proposed at first to subdivide the III order sequences into 
systems tracts. Then – to map their thicknesses, and to allocate 
of their depocenters. Further, within the depocenters (under 
suitable seismogeological conditions), to define IV-order 
clinoforms – sequences and their constituent system tracts as 
a basis for mapping reservoirs and hydrocarbons traps.

Keywords: sequence stratigraphy, north of West Siberia, 
genetic sequence, stratigraphic unconformity, III order 
sequence, IV order sequence
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Литология и нефтеносность баженовской свиты 
в центральной части Мансийской синеклизы

М.А. Фомин1*, Р.М. Саитов1,2, А.Г. Замирайлова1
1Институт нефтегазовой геологии и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН, Новосибирск, Россия

2АО «Геологика», Новосибирск, Россия

В статье представлены результаты изучения четырех разрезов баженовской свиты и перекрывающих отло-
жений в центральной части Мансийской синеклизы на основе комплексного анализа результатов лабораторных 
литолого-геохимических исследований кернового материала и данных широкого набора геофизических иссле-
дований скважин (ГИс). Для литологического описания разрез баженовской свиты был разделен на пять пачек, 
которые отличаются по соотношению содержаний углеродистой, глинистой, кремнистой и карбонатной компонент 
пород. Границы пачек были определены по их литологическому составу, а затем скорректированы с учетом ГИс. 
Первые две пачки характеризуются повышенными содержаниями кремнистого и глинистого материала, третья 
– существенным ростом кремнистой составляющей, четвертая – увеличенными концентрациями органического 
вещества, что указывает на ее более высокий по сравнению с нижней частью разреза нефтегенерационный по-
тенциал. В пятой пачке возрастает содержание карбонатного материала, выделяется «кокколитовый» интервал, 
отмечаются многочисленные фрагменты двустворок. По всему разрезу баженовской свиты обнаружены минералы 
(стронцианит, витерит), указывающие на происходившие в диагенезе гидротермальные процессы.

В разрезе одной из изученных скважин в средней части баженовской свиты выделен интервал-коллектор. 
отмечена высокая изменчивость коллекторских свойств баженовских пород даже в пределах одного месторожде-
ния, что связано с их вторичными преобразованиями пород в диа- и катагенезе. обосновано, что материалы ГИс 
без данных, полученных методом ядерного магнитного резонанса, могут использоваться только для выделения 
возможных продуктивных интервалов. установить в этих интервалах наличие либо отсутствие коллекторов 
возможно только на основе изучения их лабораторными методами

Ключевые слова: баженовская свита, Западная сибирь, керн, геофизические исследования скважин, лито-
логический состав, коллектор, нефтеносность
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Высокоуглеродистая карбонатно-глинисто-кремни-
стая баженовская свита сформировалась в результате 
региональной трансгрессии моря в Западно-сибирском 
осадочном бассейне в волжском веке (Булынникова и др., 
1978; Брадучан и др., 1986; Гурари и др., 1988; Занин и др., 
2005; Конторович и др., 2013, 2019а) и распространена 
на значительной его части, замещаясь в периферийных 
областях одновозрастными аналогами (рыжкова и др., 
2018). средняя мощность баженовских пород в централь-
ной части бассейна составляет от 20 до 35 м.

уже в первые годы изучения баженовской свиты 
стало очевидно, что она является главной нефтематерин-
ской толщей Западно-сибирского осадочного бассейна. 
революционным для своего времени стало предположение 
Ф.Г. Гурари (1961) о ее возможной нефтеносности, кото-
рое подтвердилось в 1964 г. на территории Правдинской 
нефтегазоразведочной экспедиции и позднее на других 
площадях (Новиков и др., 1970).

В связи с возросшим интересом нефтяных компаний 
к возможностям добычи нефти из этих отложений в по-
следнее десятилетие лавинообразно увеличилось коли-
чество работ, посвященных изучению литологического 
состава и палеогеографии, распределению и составу орга-
нического вещества (оВ), определению петрофизических 
свойств, выделению коллекторов, а также обоснованию 
технологий разработки баженовской свиты и ее возраст-
ного аналога нижнетутлеймской подсвиты в центральных 
районах Западно-сибирского нефтегазоносного бассейна. 
Такие исследования ведутся как в научно-исследова-
тельских и отраслевых институтах, так и в научно-тех-
нических центрах крупнейших нефтегазовых компаний 
страны: ПАо «НК «роснефть», ПАо «Лукойл», ПАо 
«Газпромнефть», ПАо «сургутнефтегаз» и их дочерних 
организациях.

Баженовская свита изучается комплексом методов 
при плотности отбора образцов каждые 0,2–0,3 м. В ре-
зультате таких детальных исследований было установле-
но, что основными породообразующими компонентами 
свиты являются биогенный кремнезем, карбонатный 
материал, глинистое вещество, кероген и образовавший-
ся в диагенезе пирит. Многими специалистами показа-
но, что для этих отложений характерна существенная 
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литологическая неоднородность не только по вертикали, 
но и по латерали – разрезы, находящиеся всего в не-
скольких десятках километров друг от друга, могут иметь 
значимые различия в минерально-компонентном составе 
пород, связанные с локальными палеогеографическими 
особенностями региона (Панченко и др., 2016; Макарова 
и др., 2017; Грабовская и др., 2018; Эдер и др., 2019; 
Фомина и др., 2021; Хотылев и др., 2021) и с процессами 
вторичного минералообразования в диа- и катагенезе 
(Предтеченская и др., 2006; Балушкина и др., 2016; Зубков, 
2016; Калмыков, Балушкина, 2017; Эдер и др., 2021, 2022).

Во научных публикациях отмечается уникальность 
геологического строения баженовской свиты, ее высокий 
потенциал в качестве нефтяного резервуара. согласно 
оценкам, выполненным в Институте нефтегазовой гео-
логии и геофизики им. А.А. Трофимука со рАН (ИНГГ 
со рАН), в баженовских породах сосредоточено порядка 
10–12 млрд т извлекаемых ресурсов нефти (Конторович 
и др., 2019б). однако, несмотря на детальное изучение 
этих отложений, сегодня по-прежнему крайне сложно про-
гнозировать перспективы их нефтеносности и возможный 
дебит нефти. Это связано, в первую очередь, с локаль-
ными особенностями седиментогенеза и последующими 
преобразованиями этих пород, которые определяют их 
литологический состав и коллекторские свойства.

Нами были изучены четыре разреза баженовской 
свиты на территории Мансийской синеклизы (рис. 1). 
Несмотря на то что эти отложения в центральной части 
Западно-сибирского бассейна исследуются на современ-
ном уровне специалистами разных организаций, в откры-
той печати практически нет результатов изучения разрезов 
на выбранных нами площадях. Поэтому мы считаем, 
что представленные в настоящей статье результаты явля-
ются актуальными и внесут вклад в понимание процессов 

седиментации, последующего преобразования этих черно-
сланцевых отложений и прогноза их нефтеносности.

Цель настоящего исследования – выявить закономер-
ности распространения пород-коллекторов в изученных 
разрезах баженовской свиты.

Научная задача – на основе комплексного анализа 
результатов аналитических исследований кернового 
материала и материалов бурения определить литологиче-
ский состав баженовской свиты и оценить перспективы 
нефтеносности этих отложений в изученных разрезах.

результаты исследования были представлены на меж-
дународной научной конференции «Недропользование. 
Горное дело. Направления и технологии поиска, раз-
ведки и разработки месторождений полезных ископае-
мых. Экономика. Геоэкология», проходившей в рамках 
Международного научного конгресса «Интерэкспо Гео-
сибирь» в 2022 и 2023 г. в г. Новосибирск.

Фактический материал и методика 
исследований

Исследование основывается на данных лабораторного 
изучения 233 образцов керна баженовской свиты и пода-
чимовской толщи, отобранных с шагом 0,2–0,4 м, и ре-
зультатах интерпретации широкого комплекса геофизиче-
ских исследований скважин (ГИс). В скв. М-1 образцами 
охарактеризован весь разрез, в скв. М-3 – нижняя часть 
разреза, а в скв. М-4 – верхняя часть разреза баженовской 
свиты. В скв. М-2 изучены образцы из верхней и средней 
частей разреза. 

Химический анализ пород с определением основ-
ных породообразующих компонентов (SiO2, TiO2, Al2o3, 
Fe2o3, CaO, MgO, MnO, K2O, Na2O, P2o5, BaO) выполнен 
методом рФА на рентгенофлуоресцентном спектрометре 
ARL-9900-XP (Thermo Electron Corporation) в лаборатории 

Рис. 1. Обзорная карта района работ. Фрагмент тектонической карты по кровле юрского структурного яруса (Конторович 
и др., 2001)
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рентгено-спектральных методов анализа «Центра коллек-
тивного пользования научным оборудованием много-эле-
ментных и изотопных исследований со рАН» (ЦКП МИИ 
со рАН). Анализ содержания в породах серы сульфидной, 
сульфатной и форм железа выполнен химическими мето-
дами в лаборатории изотопно-аналитической геохимии 
ЦКП МИИ со рАН.

Концентрации оВ в образцах рассчитывали на основе 
современных содержаний органического углерода, опре-
деленных по результатам пиролитических исследований 
образцов. они выполнены в лаборатории геохимии неф-
ти и газа ИНГГ со рАН на пиролизаторе Source Rock 
Analyzer (SRA, Weatherford Laboratories) в режиме TPH-
TOC (Total Petroleum Hydrocarbon – Total Organic Carbon).

Критериями для выделения нефтенасыщенных интер-
валов являлись следующие пиролитические показатели:

• высокий индекс продуктивности PI = S1/(S1 + s2), 
изменяющийся от 0,2 до 0,4 отн. ед. (параметр S1 
(мг уВ/г породы) – количество свободных угле-
водородов, выделившихся при нагреве до 300 °с; 
параметр S2 (мг уВ/г породы) – количество углево-
дородов, выделившихся в результате высокотемпе-
ратурной (300–650 °с) деструкции органического 
вещества);

• соотношение параметров S1/Тос, превышающее 1 
(TOC (% мас.) – общее содержание органического 
углерода в породе);

• высокие значения параметра S1, превышающие 
10 мг уВ/г породы.

На основе указанных выше результатов аналитических 
исследований нами проведен пересчет химического со-
става пород на минеральный по методике (розен и др., 
2000). По результатам пересчета каждому образцу при-
своено литологическое название согласно классификации, 
разработанной в ИНГГ со рАН (Конторович и др., 2016). 
Нам известны и другие классификации литологических 
разностей баженовской свиты (Калмыков, Балушкина, 
2017; Грабовская и др., 2018; Немова, 2019), в которых 
кремнистый, глинистый, карбонатный материал и ке-
роген также являются основными породообразующими 
компонентами.

Изучение текстурно-минералогических особенностей 
пород осуществлялось с помощью метода поляризацион-
ной микроскопии (Olympus ВХ51). Петрографические 
исследования были направлены на уточнение морфологии 
основных компонентов пород, а также на определение 
аутигенных минералов (пирит и др.), форм нахождения 
оВ и др. Шлифы изготовлены в Центре геологических 
коллекций ИНГГ со рАН.

определение количественного содержания (спектры) 
различных химических элементов, изучение форм нахож-
дения минеральных агрегатов, в т.ч. установление наличия 
в породах реликтов известковых наннофоссилий (кокко-
литофорид), двустворок, радиолярий, проводили на элек-
тронном сканирующем микроскопе MIRA 3 LMU (Tescan 
Ltd) с системами микроанализа Aztec Energy/ INCA Energy 
450+ XMax 50+ и Inca Wave 500 (Oxford Instruments Ltd) 
в лаборатории рентгено-спектральных методов анализа 
ЦКП МИИ со рАН. Выполнен количественный и каче-
ственный электронно-зондовый микроанализ, получены 
электронные изображения высокого разрешения.

Для определения окислительно-восстановительных 
условий образования пород использовали значения сте-
пени пиритизации железа (сП) (Berner, Raiswell, 1983), 
которые рассчитывались по формуле: сП = Feпир /(Feпир + 
Fereactive). Принято, что значения сП < 0,45 характеризуют 
окислительные условия, 0,45–0,75 – промежуточные, 
сП > 0,75 – высоко-восстановительные. Для установления 
соотношения биохемогенной к терригенной составля-
ющей использовалось отношение SiO2/Al2o3. В рассма-
триваемых отложениях содержание мелкоалевритового 
материала обычно не превышает 5%. Таким образом, 
кремнистый материал в баженовской свите рассматрива-
ется как преимущественно биохемогенный, а глинистый 
– как терригенный.

определение открытой пористости (Кп) пород выпол-
няли по методике GRI, модифицированной для высоко-
углеродистых карбонатно-глинисто-кремнистых образцов 
баженовской свиты (Горшков, саитов, 2023). согласно 
этой методике осуществляли расчет газонасыщенной 
(в состоянии естественной насыщенности) и открытой 
(после экстракции и последующей сушки) пористости 
образцов на основе объемной и минералогической плот-
ностей. Важным преимуществом модифицированной 
методики является определение объемной плотности 
двумя независимыми друг от друга способами (газово-
люметрически на фрагментах полноразмерного керна 
и модифицированным методом жидкостенасыщения 
на дезинтегрированных образцах). Далее производили 
расчет среднего значения. Минералогическую плотность 
определяли на основе газоволюметрического метода. 
Признаками интервалов-коллекторов являлись повышен-
ные значения газонасыщенной и открытой пористости, 
значительно превышающие средние (Методические ре-
комендации по подсчету запасов нефти…, 2021).

Широкое комплексирование методов определяется 
значительной изменчивостью литологического состава 
пород баженовской свиты как по разрезу, так и по пло-
щади и является необходимым, поскольку по отдельности 
ни один из методов не дает полного и объективного пред-
ставления о свойствах пород.

Комплекс ГИс в рассматриваемых скважинах пред-
ставлен диаграммами электрического (БК – боковой 
каротаж, БКЗ (зонды Gz1, Gz2, Gz3, Gz4), Пс – по-
тенциал самопроизвольной поляризации, МБК, МПЗ, 
МГЗ – микрозонды, PZ – потенциал зонд), радиоактивного 
(ГК – гамма-каротаж, НГК – нейтронный гамма-каротаж, 
НКТб и НКТм – нейтронный каротаж по тепловым ней-
тронам (большой и малый зонды), ГГК-П – гамма-гамма 
плотностной каротаж, W – кривая водородосодержания, 
рассчитанная от значений нейтронных методов карота-
жа) и электромагнитного (ИК – индукционный каротаж, 
ВИКИЗ) каротажа, а также каверномером. сопоставление 
результатов аналитических исследований керна и матери-
алов ГИс выполнено в российском программном пакете 
GeoOffice Solver, разработанном специалистами оАо 
«НПЦ «Тверьгеофизика».

Литологический состав
стратиграфический диапазон баженовской свиты 

долгое время определялся как ранне-поздневолжский. 
При этом считалось, что верхняя граница свиты в северных 
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районах Западно-сибирского осадочного бассейна захо-
дит в нижнюю часть нижнего валанжина (решения V 
Межведомственного регионального стратиграфического 
совещания..., 1991; стратиграфия нефтегазоносных бас-
сейнов сибири...., 2000; решение 6-го Межведомственного 
стратиграфического совещания..., 2004). На основе более 
детального изучения этих отложений в последние годы 
обосновывается омоложение (до раннего валанжина) 
верхней границы свиты в центральных и юго-восточных 
частях бассейна (Панченко и др., 2016, 2021; Эдер и др., 
2022). В этих работах убедительно доказано, что возраст 
баженовской свиты для изученных нами разрезов следует 
принимать как ранневолжско-ранневаланжинский.

с точки зрения палеогеографии изученные разрезы 
расположены в пределах наиболее глубоководной зоны 
волжского моря (Конторович и др., 2013). Для литоло-
гической характеристики разрез баженовской свиты был 
разделен на пять пачек, которые отличаются по соот-
ношению содержаний углеродистой, глинистой, крем-
нистой и карбонатной компонент пород. ранее подобное 
выделение было предложено в работе (Панченко и др., 
2016), где переходный уровень между баженовской сви-
той и подачимовской толщей мощностью первые метры 
с содержанием оВ 2–10% и высокими концентрациями 
пирита, выделен в 6ю пачку. Нами этот литологический 
интервал отнесен к низам подачимовской толщи.

Для разреза скв. М-1 характерен практически полный 
вынос керна (за исключением верхних 1–1,5 м), это по-
зволило выделить здесь границы пачек, опираясь на их 
литологический состав с последующей корректировкой 

по ГИс. В разрезах М-2, М-3 и М-4 в интервалах, не оха-
рактеризованных керновым материалом, границы пачек 
были установлены на основе их ГИс-образов в скв. М-1.

Первые две пачки характеризуются повышенными 
для баженовской свиты содержаниями глинистых минера-
лов (в среднем 25%). В пачке 3 существенно увеличивает-
ся роль кремнезема в разрезе (в среднем 65%). В пачках 4 
и 5 наблюдается рост концентраций оВ (в среднем от 13% 
до 17,5%). Это подтверждает сделанные ранее многими 
специалистами заключения, что верхняя половина разреза 
обладает более высоким нефтегенерационным потенци-
алом, чем нижняя. В средней части пачки 5 отмечается 
высокое содержание карбонатного материала. 

Ниже приводится подробное литологическое описание 
баженовской свиты (снизу вверх по разрезу) в изученных 
разрезах. средние содержания основных породообра-
зующих компонентов в пачках и различных литотипах 
приведены в табл. 1 и 2. Пирит в виде стяжений непра-
вильной формы распространен по всему разрезу свиты. 
Показатели степени пиритизации в баженовской свите 
изменяются от 0,74 до 0,97, что указывает на высоко-вос-
становительные условия формирования пород, которые 
способствуют сохранению оВ в осадке. 

Пачка 1 в изученных разрезах имеет мощность 
от 4,3 м до 5,6 м. В ее основании залегают микститы 
кероген-глинисто-кремнистые. В верхней половине пач-
ки увеличивается количество карбонатного материала 
(до 25–28%), что позволяет выделить здесь микститы 
карбонатно-кремнистые (рис. 2А) и кремнисто-глинисто-
карбонатные (рис. 2Б). 

Табл. 1. Среднее содержание основных породообразующих компонентов в пачках и слоях баженовской свиты и перекрывающих от-
ложений

Свита, толща Пачки Слои Кол-во 
обр-ов, шт. 

Кремн. 
матер., % 

Глин. 
матер., % 

Карб. 
матер., % 

ПШ, % ОВ, % Пирит, % 

Подачимовская  –  18 19,39 47,24 4,30 12,96 6,31 9,79 

Баженовская 

5 
 

5c 9 14,53 23,35 20,06 8,36 17,46 16,23 
5b 19 21,86 9,61 39,75 7,42 12,54 8,83 
5a 30 42,27 14,07 8,55 7,96 17,47 9,67 

4 – 14 53,24 12,15 1,17 7,69 17,48 8,30 
3 
 

3b 26 75,67 8,50 1,20 3,46 7,27 3,91 
3a 21 54,42 18,21 1,33 6,78 13,32 5,94 

2 – 23 42,85 24,15 6,92 6,77 13,15 6,16 
1 - 20 40,23 25,61 9,51 8,41 10,73 5,53 

Табл. 2. Среднее содержание основных породообразующих компонентов в различных литотипах баженовской свиты и перекрываю-
щих отложений

Литотип Кол-во  
обр-ов, шт 

Кремн. 
матер., % 

Глин. 
матер., % 

Карб. 
матер., % 

ПШ, % ОВ, % Пирит, % 

Аргиллиты 6 13,44 57,87 1,12 12,35 5,50 8,77 
Микститы глинистые и кероген-глинистые 14 19,04 40,84 6,27 11,91 8,96 12,30 
Микстит керогеновый 4 14,27 19,22 8,58 8,80 25,59 22,33 
Известняки керогеновые, карбонаты, 
доломиты 11 10,81 5,70 63,53 4,74 7,88 6,85 

Микститы кероген-карбонатно-кремнистые 13 27,40 14,85 29,56 7,53 11,68 8,15 
Микститы кероген-кремнистые 36 40,24 15,71 7,62 8,65 17,13 9,61 
Микститы кероген-глинисто-кремнистые 33 40,18 28,91 3,43 8,48 12,31 5,99 
Силициты керогеновые 45 57,42 13,72 1,48 6,36 14,31 6,25 
Силициты 18 80,11 6,53 1,60 2,72 5,46 3,03 
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Встречаются обломки скелетов рыб, фрагменты 
раковин двустворок размером 0,01–1,10 мм, пирити-
зированные радиолярии конусообразной и округлой 
форм, пустотное пространство внутри которых занято 
раскристализованным кремнистым, карбонатным либо 
глинистым материалом. отмечены редкие микрокристал-
лы барита, витерита, сфалерита. Кроме того, в разрезах 
этой пачки встречаются единичные прослои силицитов 
керогеновых. средние содержания основных породоо-
бразующих компонентов приведены в табл. 1. Значения 
отношения SiO2/ Al2o3 варьируются от 5,41 до 9,32. Низкие 
значения этого показателя получены для отдельных об-
разцов верхней части пачки, они связаны с существенным 
уменьшением в разрезе содержания кремнистого мате-
риала и ростом концентраций карбонатных минералов.

Нижележащие породы в изученных разрезах образца-
ми практически не описаны. В скв. М-3 самый нижний 
образец относится к переходной зоне между баженов-
скими и абалакскими отложениями. Для него характерны 
увеличение общей плотности пород, в первую очередь 
за счет практически полного исчезновения в разрезе 
органического вещества, и рост количества глинистых 
минералов.

На каротажных диаграммах пачка 1 представлена 
более высокими относительно подстилающей абалакской 
свиты значениями бокового каротажа и низкими показа-
телями индукционного каротажа (рис. 3–6). отмечаются 
локальные увеличения естественной радиоактивности 
пород, связанные с повышенными концентрациями оВ 
(15–18%) в породах. В целом, значения ГК плавно возрас-
тают снизу вверх по разрезу, меняясь от 14 до 30 мкр/ч. 

Запись нейтронного каротажа спокойная; небольшой рост 
значений наблюдается в верхней части пачки и связан 
с увеличением в разрезе карбонатной составляющей. 
Форма кривой ГГК-П ровная, повышенные значения 
связаны с более кремнистыми и карбонатными интерва-
лами разреза.

Подошва баженовской свиты на каротажных диаграм-
мах проводилась по увеличению (сверху вниз по разрезу) 
значений индукционного и плотностного каротажа, умень-
шению естественной радиоактивности и электрического 
сопротивления горных пород и появлению амплитудных 
значений каверномера.

Пачка 2 по литологическому составу близка к первой 
и имеет мощность от 5,3 до 6,2 м. ее нижняя часть пред-
ставлена микститами кероген-глинисто-кремнистыми. 
В одном из разрезов в верхней половине пачки возрастает 
содержание кремнистого материала (до 60%), что позволя-
ет наряду с вышеуказанными микститами выделить здесь 
силициты керогеновые. В преимущественно кремнистых 
породах встречаются обломки скелетов рыб, по некото-
рым из них развиты кальцит и витерит; мелкие обломки 
раковин двустворок. Во всех типах пород наблюдаются 
реликты радиолярий округлой и конусообразной формы, 
внутреннее пространство которых выполнено доломитом, 
глинисто-кремнистым материалом, керогеном, кальци-
том, которые оконтурены кремнеземом либо пиритом. 
Встречается карбонат бария (витерит) в парагенезисе 
с кальцитом (рис. 2В).

В средней части пачки залегает карбонатный прослой 
толщиной не более 1 м. В одном разрезе он представлен 
микститом кероген-карбонатно-кремнистым, в другом – 
доломитом (содержание доломитового материала 72%) 
мелкокристаллическим массивным, иногда апорядиоляри-
евым (рис. 2Г). Значения отношения SiO2/Al2o3 в образцах 
нижней части пачки 2 аналогичные первой, однако в ее 
верхней части они увеличиваются за счет сокращения 
в разрезе глинистой компоненты, что указывает на умень-
шение влияния терригенной седиментации.

Пачка 2 имеет практически те же самые физические  
свойства, что и пачка 1. В ее разрезе незначительно уве-
личиваются концентрации оВ (до 15%), в результате чего 
возрастают естественная радиоактивность и электриче-
ское сопротивление пород и уменьшается их плотность. 
Карбонатный прослой в средней части пачки уверенно 
отображается на диаграммах ГГК-П и НКТ резким увели-
чением значений, полученных с помощью этих методов; 
на кривой ГК, наоборот, отмечается локальный минимум 
(рис. 3–6).

Пачка 3 отличается от нижележащих пород мень-
шим содержанием глинистого материала (табл. 1). Вверх 
по разрезу пачки наблюдаются увеличение концентраций 
кремнистого материала и сокращение содержания гли-
нистых минералов, что подтверждается и отношением 
SiO2/ Al2o3, значение которого повышается до 15, а в от-
дельных образцах превышает 27. Пачка состоит из двух 
литологически разных слоев, граница между которыми 
проводится по резкому увеличению в разрезе кремни-
стого материала. Присутствие высококремнистых пород 
в средней части разреза баженовской свиты отмечалось 
еще на ранних стадиях ее изучения (ушатинский, 1981; 
Нестеров, 1985; сараев, 1987; Гурари и др., 1988).

Рис. 2. А – микстит карбонатно-кремнистый с реликтами 
радиолярий, выполненными карбонатным материалом (||), 
М-3, гл. 2969,24 м; Б – микстит кремнисто-глинисто-кар-
бонатный, М-1, гл. 2950,06 м; В – витерит в парагенезисе с 
кальцитом в микстите кероген-глинисто-кремнистом, М-1, 
гл. 2946,93 м; Г – доломит мелкокристаллический, апоради-
оляритовый (||), М-1, гл. 2945,44 м. Названия минералов на 
фотографиях: ОВ – органическое вещество, Calc – кальцит, 
Dol – доломит, Pyr – пирит, Kal FS – калиевый полевой шпат, 
Musk – мусковит, Kaol – каолинит, Vit – витерит, Str – строн-
цианит, Sph – сфалерит, Apat – апатит, Bar – барит, Goet – 
гётит, SiO2 – микрокристаллический кремнезем
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Рис. 4. Геолого-геофизический планшет по скв. М-2. Условные обозначения см. на рис. 3

Рис. 3. Геолого-геофизический планшет по скв. М-1: 1 – силицит керогеновый, 2 – силицит, 3 – микстит глинисто-кремнистый, 
4 – микстит кероген-глинисто-кремнистый, 5 – микстит кероген-кремнистый, 6 – микстит кероген-кремнисто-карбонатный, 7 – 
микстит кероген-глинистый, 8 – аргиллит, 9 – известняк, 10 – доломит, 11 – микстит керогеновый. Названия пород приведены в 
соответствии с (Конторович и др., 2016)
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Рис. 6. Геолого-геофизический планшет по скв. М-4. Условные обозначения см. на рис. 3

Рис. 5. Геолого-геофизический планшет по скв. М-3. Условные обозначения см. на рис. 3
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Слой 3а представлен силицитами керогеновыми с про-
слоями микститов кероген-глинисто-кремнистых и керо-
ген-кремнистых. В породе встречены многочисленные 
прослои (3–5 мм) реликтов радиолярий конусообразной 
формы, заполненные глинисто-кремнистым веществом 
и оконтуренные кремнистым материалом. 

Найдены обломки скелетов рыб бурого цвета шириной 
до 0,7 мм и длиной до 2 мм. Некоторые из них частично 
замещены кальцитом. В отдельных образцах отмечаются 
многочисленные микрокристаллы барита. Мощность слоя 
3а в изученных разрезах меняется от 2 до 3,5 м. На ка-
ротажных диаграммах слой 3а имеет близкие с пачкой 2 
свойства, отличаясь несколько повышенным электриче-
ским сопротивлением и естественной радиоактивностью 
пород.

Слой 3б отличается от выше- и нижезалегающих 
пород существенным увеличением (до 90%) в образцах 
содержания кремнистого материала и уменьшением 
до первых процентов концентраций оВ. слой представлен 
силицитами, в том числе керогеновыми, а также силици-
тами-радиоляритами – породами, на 60–70% сложенными 
реликтами радиолярий округлой и конусообразной форм 
(рис. 7А). они заполнены кремнистым и кремнисто-гли-
нистым материалом, некоторые оконтурены пиритом либо 
кальцитом. Найдены обломки скелетов рыб удлиненной 
формы бурого цвета, а также редкие микрокристаллы 
барита и сфалерита. В средней и нижней частях слоя 
найдены скопления стронцианита в парагенезисе с вите-
ритом по остаткам оВ (рис. 7Б) либо в виде жилок (рис. 
7В, Г), имеющих, вероятно, гидротермальную природу 
(Зубков, 2018).

Мощность слоя 3б достигает 5 м. На каротажных 
диаграммах он характеризуется резким увеличением зна-
чений плотностного и нейтронных видов каротажа, сни-
жением естественной радиоактивности пород и времени 
пробега акустической волны, что характерно для плотных 
интервалов с низким содержанием оВ (рис.  3–6). Верхняя 
граница пачки 3 проводится по уменьшению в разрезе 
кремнистой составляющей и существенному росту кон-
центраций оВ.

с пачки 4 начинается верхняя, наиболее углероди-
стая, часть разреза баженовской свиты. Литологически 
этот интервал достаточно однороден и представлен 
силицитами керогеновыми и микститами кероген-крем-
нистыми. По сравнению с пачками 1–3 характеризуется 
существенным увеличением средних концентраций 
оВ, в среднем до 17,5% (табл. 1), в отдельных образцах 
они достигают 20–22%. основным породообразующим 
компонентом по-прежнему является кремнистый мате-
риал, представленный в скрытокристаллической форме. 
Наблюдаются обломки скелетов рыб бурого цвета, в т.ч. 
крупные, до 2–3 мм. 

В отдельных образцах в верхней половине пачки 
встречены прослои раскристаллизованных реликтов 
радиолярий (50–60%) округлой и конусообразной фор-
мы. они заполнены микрокристаллическим кремнистым 
и карбонатным материалом, некоторые из них оконтурены 
пиритом. В этой же части разреза пачки были найдены 
единичные остатки кокколитофорид.

Встречаются редкие прослои, отличающиеся повы-
шенным до 17–19% содержанием глинистого материала. 

В нижней половине пачки обнаружены единичные про-
слои карбонатного материала (рис. 8А, Б), предположи-
тельно фрагменты двустворок. В образцах обнаружены 
скопления микрокристаллов сфалерита, а также единич-
ные конкреции апатита. Значения отношения SiO2/ Al2o3 

Рис. 7. А – силицит-радиолярит, М-4, гл. 2897,06 м; Б – вите-
рит в парагенезисе с кальцитом в силиците, М-2, гл. 3021,53 м; 
В, Г – прослой стронцианита в силиците, М-2, гл. 3022,29 м. 
Названия минералов на фотографиях см. на рис. 2

Рис. 8. А, Б – прослой карбонатного материала в микстите 
кероген кремнистом (В ||, Г ×), М-4, гл. 2891,92 м; В, Г – фраг-
менты костей рыб, претерпевшие гидротермальные преобра-
зования, М-1, гл. 2931,72 м; Д, Е – фрагменты двустворок в 
микстите кероген-кремнистом (Д ||, Е ×), М-4, гл. 2888,18 м. 
Названия минералов на фотографиях см. на рис. 2
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для пород этой пачки по сравнению с величинами пачки 
4 понижены и составляют 8,07–16,22, что связано с суще-
ственным уменьшением в разрезе кремнистого материала 
и незначительным ростом концентраций глинистых ми-
нералов (табл. 1).

Мощность пачки 4 в изученных разрезах меняется 
от 2,6 до 4,8 м. В связи с увеличением в разрезе кон-
центраций оВ на каротажных кривых эти отложения 
характеризуются значительным увеличением естествен-
ной радиоактивности и электрического сопротивления, 
уменьшением плотности и ростом значений акустического 
каротажа (рис. 3–6). В верхней части пачки фиксируется 
локальный пик повышенных значений нейтронных видов 
каротажа, связанный с высококремнистым (до 62% со-
держания кремнезема) интервалом разреза.

В перекрывающих пачку 4 отложениях возрастает со-
держание карбонатного материала, что, вероятно, свиде-
тельствует о смене биогенной кремниевой седиментации 
на карбонатно-кремнистую. Аргументированное обсуж-
дение этой чрезвычайно интересной проблемы приведено 
в работе (Эдер и др., 2022).

Пачка 5 завершает разрез баженовской свиты. она 
разделяется на три слоя, которые имеют различный 
литологический состав. Нижний слой, 5а, сложен высо-
коуглеродистыми, преимущественно кремнистыми по-
родами. слой 5b выделяется в разрезе по преобладанию 
в составе карбонатного материала, в основном кальцита. 
В слой 5c объединены высокоуглеродистые, сильно пи-
ритизированные породы. общая толщина пачки 5 в из-
ученных разрезах изменяется от 8,2 до 11,9 м. Мощность 
выделенных слоев внутри нее варьирует достаточно 
сильно, что связано с локальными палеогеографическими 
условиями седиментации.

Слой 5а характеризуется несколько меньшим по срав-
нению с пачкой 4 содержанием кремнистого материала, 
увеличением до 18% концентрации карбонатных минера-
лов, и представлен в основном микститами кероген-крем-
нистыми. содержание оВ в них меняется от 14 до 25%, 
в среднем составляя 18%. В средней части слоя обнаруже-
ны многочисленные скелеты радиолярий различной сте-
пени сохранности. Большая их часть раскристаллизована, 
пустотное пространство заполнено керогеном, глинистым, 
кремнистым либо карбонатным материалом, иногда круп-
ными кристаллами пирита. Выше и ниже по разрезу в гра-
ницах слоя количество радиолярий уменьшается до еди-
ничных находок. обнаружены редкие фрагменты дву-
створок. Встречаются многочисленные обломки скелетов 
рыб бурого цвета, участками известковистые. Некоторые 
из них претерпели вторичные преобразования: внутри 
образовались линзы глинистого материала, окаймленные 
витеритом (рис. 8В, Г), редкие микрокристаллы стронци-
анита. Такие образования могут иметь гидротермальную 
природу (Зубков, 2016). Наблюдаются скопления микро-
кристаллов барита (до 300 мкм), витерита (до 250 мкм), 
не связанные с оВ, сфелерита (> 300 мкм). По всему 
слою встречены фрагменты двустворок размером до 1 мм 
(рис. 8Д, е). В изученных разрезах в слое 5а практически 
в каждом образце обнаружены как отдельные фрагменты, 
так и прослои двустворок, что указывает на увеличение 
аэрации придонных вод в связи с поступлениями аркти-
ческих водных масс (Захаров, 2006).

В прикровельной части слоя отмечается повышенная 
глинистость разреза, суммарное содержание глинистых 
минералов достигает 25%, что позволяет выделить здесь 
тонкие прослои микститов кероген-кремнисто-глинистых, 
содержащих обломки двустворок. В нижней части слоя 
в разрезе скв. М-1 выделяется карбонатная линза мощ-
ностью первые десятки сантиметров, в которой встре-
чены многочисленные фрагменты раковин двустворок. 
отмечаются микрокристаллы витерита в парагенезисе 
с кальцитом.

На каротажных диаграммах слой 5а выделяется высо-
кими показателями естественной радиоактивности и элек-
трического сопротивления и относительно пониженными 
значениями плотностного каротажа. В верхней части слоя 
отмечается локальный пик на кривых нейтронных видов 
каротажа, отвечающий повышенным содержаниям в раз-
резе кремнистого материала.

Слой 5b уверенно выделяется в разрезе по суще-
ственному увеличению карбонатного материала. Этот 
уровень представлен известняками, в т.ч. керогеновыми, 
породами с примерно равным содержанием кальцито-
вого и доломитового материала, которые в настоящей 
статье названы «карбонатами», различными микститами 

Рис. 9. А, Б – кокколитофориды в доломите, М-1, гл. 2924,64 м; 
В – Фрагменты органического вещества в микстите кероге-
новом, М-2, гл. 3010,43 м; Г – граница известняка и микстита 
кероген-карбонатно-глинистого, М-2, гл. 3009,85 м; Д – сфале-
рит в «карбонатной скорлупе» в аргиллите, М-2, гл. 3008,24 м; 
Е – гётит в аргиллите, М-2, гл. 3008,88 м. Названия минералов 
на фотографиях см. на рис. 2
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с преобладанием керогена, кремнистого и карбонатного 
материала. Мощность слоя меняется от 1,8 до 4,6 м.

основными породообразующими организмами 
этого слоя являются кокколитофоридовые водоросли 
(рис. 9А, Б). Подробным изучением реликтов кокколи-
тофорид в баженовской свите занимались В.Н. Векшина 
(1962а, 1962б), Г.с. Ясович и М.Д. Поплавская (1975), 
Ю.Н. Занин c соавторами (Zanin et al., 2012). В шлифах 
текстура этих пород массивная (редко) либо линзовид-
но-слоистая. Встречены редкие обломки скелетов рыб 
бурого цвета вытянутой формы; их длина достигает 2 
мм. Некоторые из них по краям замещены кальцитом. 
Наблюдаются прослои с раскристаллизованными радио-
ляриями (до 9–10%) округлой формы, выполненными 
микрокристалическим кремнеземом, доломитом, кероге-
ном, полевыми шпатами, пиритом. В породе наблюдаются 
прослои и обломки раковин двустворок толщиной до 1 мм 
и длиной 3–4 мм. Часто встречаются участки развития 
сфалерита. Наблюдаются скопления витерита в параге-
незисе с кальцитом, в т.ч. жильной формы. обнаружены 
многочисленные скопления барита в виде отдельных 
микрокристаллов и сфелерита (20–30 мкм), полей (150–
200 мкм) и сфелерита, развитых по фрагментам рыбного 
детрита, а также в виде тонких жилок. По результатам 
анализа образцов на сканирующем электронном микро-
скопе мы предполагаем, что в большинстве случаев эти 
жилки имеют гидротермальную, а в некоторых – техно-
генную природу.

В центральной части этого карбонатного уровня в виде 
тонкого (0,3–0,4 м) прослоя залегают микститы кероген-
кремнистые. Эти породы встречены во всех изученных 
разрезах. они содержат редкие фрагменты радиолярий, 
выполненные внутри кремнеземом, а также линзы этого 
материала. Кокколитофорид в них не обнаружено.

В связи с преобладанием в составе карбонатного 
материала и уменьшением концентраций оВ для слоя 
5b на каротажных диаграммах характерны пониженные 
значения естественной радиоактивности и повышенные 
показатели плотностного и нейтронных видов каротажа.

Слой 5с завершает разрез баженовской свиты. его 
общая мощность в изученных скважинах не превышает 
1,5 м. Нижняя половина слоя представлена микститами 
керогеновыми с содержанием оВ более 22%. отмечаются 
повышенные концентрации пирита (22–31%), связанные 
с оВ (Гурари, Матвиенко, 1980, Филина и др., 1984; 
Зубков, 2016; Эдер, 2020). органическое вещество пред-
ставлено в основном фрагментами скелетов рыб бурого 
цвета, в т.ч. крупными. обычно они залегают параллельно 
напластованию (рис. 9В), но иногда встречаются круп-
ные обломки, захороненные поперек общей слоистости. 
обнаружены скопления сфалерита, развитые по этим 
костным остаткам. Часто в таких крупных обломках 
встречаются линзочки и жилки раскристализованного 
глинистого материала.

Верхняя половина слоя является переходной к выше-
лежащей подачимовской толще. В разрезе скв. М-4 она 
имеет преимущественно глинистый состав и сложена 
микститами кероген-глинистыми. содержание глини-
стых минералов достигает 30–40%, в них отмечаются 
повышенные концентрации титана. В разрезе скв. 
М-2 в верхней части слоя 5с отмечается существенное 

увеличение карбонатного материала. основная масса этих 
пород представлена известняком (рис. 9Г) и доломитом 
с подчиненным содержанием глинистого и кремнистого 
материала. Ввиду повышенной концентрации оВ слой 
5с на каротажных диаграммах выделяется резким пиком 
на кривой ГК, локальным минимумом на кривых плот-
ностного и нейтронных видов каротажа, а также повы-
шенными значениями электрического сопротивления.

Граница баженовской свиты с вышележащими отло-
жениями проведена по уменьшению до 5–7% в разрезе 
концентраций оВ, увеличению до 30% доли глинистого 
материала, а также полевых шпатов. На каротажных 
диаграммах эти изменения литологического состава 
характеризуются ростом плотности пород, уменьшени-
ем их естественной радиоактивности и электрического 
сопротивления.

Значения отношения SiO2/Al2o3 в слое 5а пачки 5 
примерно такие же, как в пачке 4. В слое 5b они изменя-
ются от 4,13 до 8,18, а в слое 5c уменьшаются в среднем 
до 3,5, что указывает на постепенное снижение в разрезе 
концентраций биохемогенного кремнезема и увеличение 
роли глинистого материала.

Нижняя часть подачимовской толщи представлена 
микститами глинистыми и аргиллитами. содержание 
глинистого материала в этих породах варьирует от 30% 
до 62%. средние концентрации кремнистого материала 
составляют 20%, керогена – 6,5% (табл. 1). Встречаются 
редкие фрагменты не до конца преобразованного ор-
ганического материала, костей рыб. Пирит чаще всего 
залегает между слойками глинистого материала в виде 
глобул. обнаружены единичные фрагменты пиритизи-
рованных скелетов радиолярий. Встречаются единичные 
зерна сфалерита в карбонатных конкрециях (рис. 9Д). 
Найдены единичные скопления гётита (рис. 9е), об-
разованные в результате окисления пирита. отношение 
SiO2/ Al2o3 в породах подачимовской пачки уменьшается 
до 3, что указывает на существенное увеличение роли 
глинистого материала в разрезе.

Подачимовская толща накапливалась в условиях по-
степенной регрессии моря и проградации береговой линии 
в направлении к центральной части Западно-сибирского 
бассейна (Конторович и др., 2014), поэтому в разрезах 
наблюдается уменьшение до первых процентов концен-
траций оВ и существенный рост глинистой составляющей 
(до 65%). В нижней части подачимовской толщи значения 
степени пиритизации железа меняются от 0,66 до 0,85, 
что говорит о смене высоко-восстановительных условий 
седиментогенеза, характерных для баженовской свиты, 
на умеренно восстановительные обстановки. 

нефтеносность
органическое вещество баженовской свиты – акваген-

ное (II тип керогена, HI = 200–530 мг уВ/г TOс), находит-
ся в главной зоне нефтеобразования – градация катагенеза 
МК1

2 (Ro
vt = 0,73–0,84%). Значения Тmax в большей части 

образцов (77% коллекции) изменяется от 440 °с до 444 °с. 
Как уже отмечено выше, основным нефтегенерирующим 
интервалом баженовской свиты является верхняя часть 
разреза. В этих породах пиролитический показатель S1 
не превышает 6,7 мг уВ/г породы, S2 достигает 82,8 
мг уВ/г породы, PI < 0,1 отн. ед.).
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В скв. М-1 в результате испытаний из интервала 
глубин 2937–2957 м получен приток нефти дебитом 
26,97 м3/сут (рис. 3). В разрезе этой скважины на глуби-
нах 2937,5–2940,2 м залегают силициты (SiO2 до 88%) 
и силициты керогеновые, существенно отличающиеся 
от выше- и нижележащих пород высокими значениями 
индекса продуктивности PI = 0,2–0,4 отн. ед. открытая 
пористость (Кп.о) этих пород превышает 11%. В этом ин-
тервале глубин также отмечается некоторое занижение 
показателей катагенетической преобразованности оВ: 
значения Тmax варьируют в пределах 436–442 °с, Ro

v = 
0,68–0,79%, что указывает на процессы миграции уВ 
флюидов. содержание органического углерода (Тос) из-
меняются от 2,5% до 8,5% на породу, S1 – от 3,5 до 10,5 мг 
уВ/г породы. Значение OSI (S1/Cорг·100%) для 5 образцов 
превышает 100%.

образцы с максимальными значениями открытой по-
ристости (11,2% и 11,3%) были подвергнуты холодной 
экстракции, после чего из них были изготовлены шлифы. 
В результате петрографического изучения этих образцов  
установлено в них наличие скелетов радиолярий (до 30%), 
причем наблюдается лишь кремнистый контур скелетов, 
в то время как их внутренняя структура разрушена. Это 
могло произойти в результате частичного выщелачивания 
кремнезема щелочными растворами, образовавшимися 
в начале катагенеза в процессе дегидратации глинистых 
минералов (Немова, 2012). Пустотное пространство 
внутри радиолярий не заполнено минеральными ком-
понентами, в т.ч. керогеном (рис. 10А, Б), что позволяет 
предполагать, что именно оно и является вместилищем 
для нефтяных углеводородов. Таким образом, в скв. 
М-1 в средней части разреза баженовской свиты вы-
деляется интервал-коллектор, связанный прослоем 
силицитов-радиоляритов.

В рядом расположенных скважинах М-2 и М-4 сред-
ней части разреза баженовской свиты также выделяется 
интервал плотных высококремнистых пород, однако 
признаков коллектора в нем не зафиксировано. Значения 
индекса продуктивности PI в целом не превышают 0,1 
отн. ед., в единичных образцах достигая 0,24–0,27 отн. 
ед. содержание Тос меняется от 3,5% до 9% на породу, 
s1 – от 1,5 до 5,5 мг уВ/г породы. Значение OSI лишь в од-
ном образце достигает значения 72%, во всех остальных 
не превышает 55–60%. открытая пористость не превы-
шает 5%. В этих высококремнистых интервалах также 
присутствуют прослои радиолярий, однако они, как пра-
вило, раскристаллизованы, а их внутреннее пространство 
заполнено глинисто-кремнистым материалом или оВ 
(рис. 10В–е). Зачастую это приводит к значительному 
ухудшению емкостных свойств пород, вплоть до практи-
чески полного их исчезновения (Кп.о. 0,6% в образце скв. 
М-2, гл. 3020,63 м). В разрезе скв. М-3 этот высококремни-
стый интервал практически не охарактеризован керновым 
материалом, поэтому оценить его коллекторские свойства 
не представляется возможным.

согласно (Временное методическое руководство 
по подсчету запасов…, 2017; Методические рекомендации 
по подсчету запасов…, 2021), карбонатные и фосфори-
товые породы баженовской свиты также могут являться 
коллекторами. Эти прослои обладают хорошими филь-
трационно-емкостными свойствами на Красноленинском 

своде (Фомина и др., 2021). В изученных разрезах породы 
с повышенным содержанием P2o5 встречаются в припо-
дошвенной части свиты, а также в виде отдельных линз 
в верхней части разреза. Карбонатные породы (иногда 
доломитизированные), как уже было указано выше, сла-
гают верхнюю часть свиты, а также встречаются по всему 
разрезу в виде линз и прослоев. В ходе петрофизических 
и пиролитических исследований признаков подвижной 
нефти в таких породах не зафиксировано.

В одном из образцов в верхней части разреза скважины 
М-1 отмечается повышенное значения индекса продуктив-
ности PI = 0,3 отн. ед, что является одним из значимых 
признаков коллектора. Этот образец представлен почти 
на 75% карбонатным материалом, содержание сорг около 
3,5%. открытая пористость после экстракции около 5%. 
однако значение S1 является фоновым и не превышает 
3,5 мг уВ/г породы. Именно этим объясняется такой вы-
сокий показатель PI. Таким образом, этот образец нельзя 
считать коллектором.

Во всех изученных разрезах описанный выше высоко-
кремнистый интервал в средней части баженовской свиты 
на каротажных кривых характеризуется минимальными 
значениями ГК, повышенными показаниями БК, ГГК-П 
и НКТ, т.е. качественные признаки по ГИс у этих по-
род одинаковые, однако в одном случае они являются 

Рис. 10. Радиолярии в силицитах-радиоляритах слоя 3b: А, 
Б – пустотное пространство радиолярий (образец после экс-
тракции; SiO2 84,9%, ОВ 4,7%, Кп.о. 11,3%), не заполненное ми-
неральными компонентами и способное вмещать нефтяные 
углеводороды (А ||, Б ×), М-1, гл. 2940,14 м; В–Е – радиолярии 
практически полностью раскристаллизованные, заполнен-
ные глинисто-кремнистым веществом (SiO2 82,3%, ОВ 4,9%, 
Кп.о. 3,0%), (Д ||, Е ×). В, Г – М-2, гл. 3020,63 м; Д, Е – М-3, гл. 
2958,41 м. Названия минералов на фотографиях см. на рис. 2
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коллектором, а в другом – нет. единственным видом 
каротажа, который может использоваться при прогнозе 
коллекторов баженовской свиты, является метод ядерного 
магнитного резонанса (ЯМр). К сожалению, для изучен-
ных скважин таких данных нет. Поэтому прогноз коллек-
торов баженовской свиты только по данным комплекса 
каротажа, не включающего ЯМр, не является достовер-
ным. Такие материалы ГИс могут использоваться лишь 
для выделения и межскважинной корреляции возможных 
продуктивных интервалов, изучение керна которых лабо-
раторными методами в комплексе с испытаниями на при-
ток, позволит установить в них наличие свободной нефти 
или зафиксировать ее отсутствие.

К северо-западу от изученных разрезов, на салымском 
месторождении, основной продуктивный интервал свя-
зан с корреляционным слоем, приуроченный к верхам 
абалакской и низам баженовской свиты. он представлен 
известняками, доломитами и смешанными известко-
во-доломитовыми породами (Белкин и др., 1983). Так 
как приточный интервал в скв. М-1 охватывает и верхи 
абалакской свиты, возможно, эта часть разреза также 
является продуктивной. однако она не охарактеризована 
керновым материалом, поэтому установить это точно 
не представляется возможным.

Заключение
На основе анализа фактического материала показано, 

что нижняя часть (пачки 1–2) разреза баженовской сви-
ты в центральной части Мансийской синеклизы пред-
ставлена микститами кероген-глинисто-кремнистыми 
с единичными прослоями двустворок. В пачке 2 несколько 
увеличивается содержание органического и кремнистого 
вещества. В пачке 3 силициты частично представлены 
силицитами-радиоляритами (биоморфными), где радио-
лярии встречаются в виде прослоев, заключенных в гли-
нисто-кремнистый материал. Пачка 4 сложена силици-
тами керогеновыми (содержание оВ достигает 20–22%, 
в среднем составляя 17,5%) скрытокристаллическими 
(абиоморфными) с равномерным распределением рас-
сеянного в породе скрытокристаллического кремнезема 
или с линзами аутигенного кремнезема. Верхняя часть 
разреза (пачка 5) представлена высокоуглеродистыми 
микститами кероген-кремнистыми (слой 5а), микститами 
кероген-карбонатно-кремнистыми, где основными поро-
дообразующими организмами являлись кокколитофори-
довые водоросли (слой 5b), и микститами керогеновыми 
(слой 5с). В слоях 5а и 5b помимо радиолярий отмечаются 
многочисленные прослои двустворок. На различных 
уровнях разреза встречены минералы (стронцианит, 
витерит), указывающие на происходившие в диагенезе 
гидротермальные процессы.

По степени пиритизации железа установлено, что во вре-
мя накопления баженовской свиты в бассейне существова-
ли высоко-восстановительные условия. Вышележащие от-
ложения подачимовской толщи формировались в умеренно 
восстановительных обстановках в условиях проградации 
береговой линии и значительного увеличения интенсив-
ности привноса терригенного материала.

В разрезе скв. М-1 выделен интервал-коллектор, 
представленный силицитами-радиоляритами, залегаю-
щими в средней части баженовской свиты. Эти породы 

характеризуются высокой открытой пористостью и на-
личием подвижной нефти, подтвержденной притоком. 
На основе результатов аналитических исследований керна 
показано, что на расстоянии в 15–20 км этот высококрем-
нистый интервал не обладает коллекторскими свойствами. 
Доказано, что это связано с вторичными преобразовани-
ями этих пород, приведшими к заполнению пустотного 
пространства кремнистыми и глинистыми минералами. 
обосновано, что материалы ГИс, не имеющие в своем 
составе данных ЯМр, могут использоваться только для вы-
деления возможных продуктивных интервалов, изучение 
которых лабораторными методами позволит установить 
в них наличие либо отсутствие коллекторов.

В заключение отметим следующее. Изучаемая терри-
тория по всем региональным критериям является самой 
перспективной в Западно-сибирской нефтегазоносной 
провинции с точки зрения нефтеносности баженовской 
свиты (Конторович и др., 2019б). однако интервал-кол-
лектор выделяется в разрезе только одной скважины 
из трех (в скв. М-3 он практически не охарактеризован 
керновым материалом), при этом имеет незначительную 
мощность – 2,7 м. очевидно и без количественной оценки, 
что запасы нефти в таких «баккенноподобных» коллекто-
рах будут невелики. Для того, чтобы баженовская свита 
стала основным нефтяным резервом страны, необходимо 
разработать технологии разведки и добычи углеводородов 
и из высокоуглеродистых пород верхней и нижней частей 
разреза, которые сегодня рассматриваются, как правило, 
только в качестве нефтегенерирующих интервалов.
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lithology and oil content of the Bazhenov Formation in the central 
part of the Mansi syneclise (russia)

M.A. Fomin1*, R.M. Saitov1,2, A.G. Zamirailova1
1Trofimuk Institute of Petroleum Geology and Geophysics of the Siberian Branch of the Russian Academy of Sciences, Novosibirsk, Russian Federation
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abstract. The article presents the results of studying 
four sections of the Bazhenov Formation and the overlying 
sediments in the central part of the Mansi syneclise, which are 
based on a comprehensive analysis of the results laboratory 
lithological and geochemical studies of core material and 
data from a wide range of geophysical studies of wells. For 
lithological characteristics, the section of the Bazhenov 
Formation was divided into five members, which differ in 
the ratio of carbonaceous, clayey, siliceous contents and 
carbonate component of rocks. The boundaries of the units 
were determined by their lithological composition, and then 
the velocity rectified taking into account GIS. The first two 
members are characterized by high contents of siliceous 
and clayey material, the third – a significant increase in the 
siliceous component, the fourth – increased concentrations 
of organic matter, which indicates its higher compared to the 
lower part section oil generation potential. In the fifth member, 
the content of carbonate material increases, the “coccolithic” 
interval is divided, and numerous fragments of bivalves are 
noted. Throughout the section minerals (strontianite, witherite) 
were discovered in the Bazhenov Formation, indicating that 
they occurred in diagenesis hydrothermal processes.

In the section of one of the studied wells in the middle part 
of the Bazhenov formation, a reservoir interval was identified. 

High variability of reservoir properties of Bazhenov rocks was 
noted even within one oil-field, which is associated with their 
secondary transformations of rocks in dia- and catagenesis. 
It is substantiated, that materials of geophysical studies of 
wells that does not contain nuclear magnetic resonance data 
can only be used to identify possible productive intervals, the 
study of which by laboratory methods will allow establish the 
presence or absence of collectors in them.

Keywords: Bazhenov Formation, Western Siberia, core, 
well-log data, lithological composition, reservoir, oil content
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Трехмерное моделирование солянокупольных структур 
по данным детального бурения в Прикаспии 

В.В. Лапковский1, Б.В. Лунёв1, М.П. Антипов2, Ю.А. Волож2, Ю.А. Писаренко3, В.В. Фомина2*
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3Нижне-Волжский научно-исследовательский институт геологии и геофизики, Саратов, Россия

Для создания трехмерных моделей солянокупольных структур на основе данных детального бурения 
без привлечения генетических соображений и косвенной информации эффективным является метод потенци-
альных полей, заключающийся в нахождении по координатам точек пластопересечения аппроксимирующей 
трехмерной функции, изоуровневые поверхности которой отождествляются со стратиграфическими границами. 
Для аппроксимации преимущественно применялись трехмерные сплайны, выраженные через функции Грина. 
основные трудности связаны с наличием структурных несогласий, для учета которых исходные данные и по-
строенные на их основе модели подвергаются специальным пространственным трансформациям. Чтобы избе-
жать влияния высокоамплитудных соляных куполов на представление геометрии слоев подсолевого комплекса, 
моделирование последнего выполнялось отдельно от интенсивно деформированных эвапоритов и вышележащих 
слоев. Апробация метода проведена на одном из участков в Прикаспии. По данным интерпретации каротажа 
249 скважин для исследуемой территории построена трехмерная модель, включающая несколько солянокуполь-
ных структур и охватывающая стратиграфический интервал от эмсского яруса нижнего девона до четвертичных 
отложений. Полученные результаты подтвердили наличие куполов с опрокинутыми залеганиями слоев. Подобные 
структурные формы плохо фиксируются методами 2D- и 3D-сейсморазведки. Предложенный метод может быть 
применен в геологических исследованиях при поисках и разведке углеводородов в солянокупольных областях.

Ключевые слова: соляные диапиры , трехмерное численное моделирование, трехмерные сплайны, нефте-
газоносность, Прикаспий, Астраханский свод, метод потенциальных полей
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Введение
Пространственные модели играют большую роль 

в геологии. К таким моделям относятся плоские ото-
бражения – различного рода карты и разрезы, которые 
господствовали в доцифровую эру. Как правило, в та-
ком формате обобщались различные наблюдения и из-
мерения, сделанные в отдельных точках, по профилям 
или в скважинах. с появлением цифровых технологий 
общепринятым стало создание карт и разрезов с помощью 
вычислительных методов. Широкое распространение 
получило трехмерное представление геологических объ-
ектов. Этому способствовало распространение 3D-систем 
регистрации данных (прежде всего в сейсморазведке) 
и быстро растущие возможности вычислительной техники 
и программных средств. Трехмерное представление сре-
ды имеет существенные преимущества перед моделями 
меньшей размерности, поскольку в статической геологии 
среда трехмерна. Кроме того, такие модели обладают вну-
тренней согласованностью. Набор карт, или разрезов, ха-
рактеризующих некую область, может иметь внутренние 

противоречия (пересечения стратиграфических границ 
для разных карт или рассогласование положения тел 
на пересекающихся разрезах и т.п.). Многие современные 
средства исследования нефтегазоносных систем, напри-
мер бассейновое моделирование, требуют предваритель-
ного построения трехмерной структурно-вещественной 
модели изучаемого объекта.

создание трехмерных моделей часто базируется 
на двумерных построениях. Трехмерный структурно-
вещественный каркас осадочных бассейнов обычно кон-
струируется на основе двумерных представлений геоло-
гических границ. Эти представления определяют формы 
тел и их вещественное заполнение (стратиграфически 
привязанные свойства осадочных комплексов). В пакетах 
прикладных программ имеются специализированные 
инструменты такого конструирования для визуализации 
в трехмерном пространстве, которые прекрасно работают 
при построении моделей большинства осадочных бассей-
нов. однако бывают случаи, когда создание трехмерных 
сеточных моделей вызывает серьезные затруднения, 
в частности, большие трудности возникают при модели-
ровании областей развития солянокупольной тектоники. 
Главная проблема состоит в том, что двумерные образы 
не позволяют корректно представлять поверхности слоев 
с опрокинутыми залеганиями и карнизами, когда одной 
точке на горизонтальной поверхности соответствует 
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несколько точек на кровле или подошве слоя. Другая слож-
ность заключается в существенных изменениях толщин 
осадочных тел. В областях развития солевого диапиризма 
встречаются значительные раздувы эвапоритовых толщ 
в куполах и резкое уменьшение их толщин в межкуполь-
ных мульдах. Перекрывающие слои также подвергнуты 
сильным изменениям мощностей, когда существенное 
сокращение толщин слоев над куполами сопровождается 
их увеличением в мульдах. Это затрудняет построение 
структурных моделей одних геологических границ 
на основе хорошо изученных других через использование 
карт мощностей (метод схождения), поскольку мощности 
оказываются столь же изменчивыми, сколь и гипсометри-
ческое положение границ слоев.

В настоящее время для областей с интенсивно де-
формированными структурами развит подход, который 
получил название метода потенциальных, или фолиант-
ных, полей (Chilès et al., 2014; Thornton et al., 2018; Stolz 
et al., 2019). его суть заключается в том, что каждой 
геологической поверхности ставится в соответствие 
некоторое фиксированное значение трехмерного поля. 
Тогда результаты измерений можно представить в каче-
стве заданных точечных значений трехмерной функции 
(и ее производных при использовании углов наклонов, 
в этом случае поверхности слоев рассматриваются как эк-
випотенциальные). Далее с помощью аппроксимации 
определяется вид этой трехмерной функции во всей об-
ласти, а границы геологических тел – как изоуровневые 
поверхности этой трехмерной функции. Этот подход 
успешно применяется для представления структуры ин-
тенсивно смятых областей с развитыми опрокинутыми 
складками и шарьяжами – в трехмерном представлении 
в таких ситуациях не возникает проблемы неоднознач-
ности границ. Кроме того, существенным достоинством 
метода является то, что данные всех границ совместно 
учитываются при создании модели, что обеспечивает ее 

обоснованность даже для тех геологических поверхно-
стей, которые заданы относительно небольшим числом 
прямых измерений. 

В настоящей работе показана возможность применения 
метода потенциальных полей для моделирования толщ со 
сложной солянокупольной тектоникой. Фактической ос-
новой работы послужили данные детального бурения од-
ного из участков недр на Астраханском своде в Прикаспии 
(рис. 1). Здесь на небольшой площади, около 300 км2, 
пробурено почти 250 скважин, из которых более 200 
проникают под подошву эвапоритовой формации. Этот 
уникальный массив данных позволяет на основе только 
результатов бурения построить качественную трехмерную 
модель строения осадочного комплекса.

Методика и результаты моделирования
один из способов явно определить поверхность 

в трехмерном пространстве с измерениями x, y и z со-
стоит в выражении одной из переменных, например z, 
через остальные:

z = f(x, y).
с помощью таких двумерных функций обычно опи-

сываются границы осадочных тел при моделировании 
в нефтегазовой геологии.

Другой способ определить поверхности – задать 
уравнение вида f(x, y, z) = c. Задание такой функции и на-
бор констант {c1, c2, …, ck} определяют k изоуровневых 
поверхностей в пространстве. В используемом методе 
с набором таких констант ассоциируются различные стра-
тиграфические границы. Значения констант должны моно-
тонно возрастать или убывать, например, более древним 
стратиграфическим границам присваиваются большие 
значения. Функцию f(x, y, z) можно называть стратигра-
фической – ее значения на стратиграфических границах 
соответствуют заданному набору констант, а значения 

Рис. 1. Схема строения поверхности кунгурских соленосных отложений Прикаспийской впадины (Структурная карта…, 1980). 
Зеленой рамкой на юго-западной окраине бассейна выделен участок, для которого проведено моделирование
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в произвольных точках характеризуют положение этих 
точек относительно стратиграфических границ.

Фактическим материалом для настоящей статьи послу-
жили данные бурения 249 скважин на одном из участков 
Астраханского свода в Прикаспии. В этих скважинах со-
трудниками Нижне-Волжского научно-исследовательского 
института геологии и геофизики (г. саратов) по результатам 
интерпретации каротажа установлены границы стратигра-
фических тел в диапазоне от эмсского яруса нижнего девона 
до современных осадков. определены 24 стратона. На кров-
ле каждого из них задавались значения стратиграфической 
функции (как именно они определялись, поясним ниже). 
сводная характеристика этих стратонов приведена в табл. 1.

На рис. 2 показано расположение скважин в изучаемой 
области с их разделением по глубине вскрытия осадочного 
комплекса. Для характеристики структурного положения 
скважин приведена генерализованная структурная карта 
кровли эвапоритовой формации.

На всех рисунках с координатными осями горизон-
тальные и вертикальные размеры приведены в метрах.

Всего в скважинах было установлено почти 3000 
пластопересечений в надсолевых, солевых и подсолевых 
толщах. стоит отметить, что кровля эвапоритовых отло-
жений (кровля иренского горизонта в кунгурском ярусе 
нижней перми (табл. 1)) в отдельных скважинах встреча-
лась до трех раз, что свидетельствует о ее опрокинутом 
залегании. Таким образом, в качестве исходных данных 
использовалась таблица, содержащая почти 3000 строк. 

Для каждой строки были заданы три пространственные 
координаты точки пластопересечения (xi, yi, zi) и значение 
стратиграфической функции vi (приведены в табл. 1). 
Далее на основе методов трехмерной аппроксимации 
по этим данным получена функция f(x, y, z).

Для достижения целей моделирования могут быть 
использованы различные аппроксимирующие функции. 
В настоящем исследования сравнивались результаты двух 
методов: трехмерного кригинга (Дюблур, 2003; Демьянов, 
савельева, 2010) и сплайнов, выраженных через функции 
Грина (Василенко, 1983; роженко, 2005). оба инструмента 
широко применяются при пространственном моделирова-
нии в геологии. В двумерной постановке распространено 
построение различных карт на основе этих методов. 
В трехмерной постановке эти методы используются реже, 
хотя они и привлекаются для представления распределе-
ния свойств в геологической среде.

сложностью применения кригинга является обосно-
ванный выбор типа и параметров вариограмм. Численные 
эксперименты показали, что сферические вариограммы 
позволили в кригинге создавать модели, близкие к тем, 
что были получены на основе сплайнов. отметим, 
что сплайны, в отличие от кригинга, имеют ясную физи-
ческую природу (минимизация потенциальной энергии 
упругого изгиба), кроме того, сплайны вычисляются ощу-
тимо быстрее, поэтому мы остановились на этом аппарате. 
Модели, рассмотренные далее, построены с помощью 
сплайн-аппроксимации.

Номер Стратон Краткое 
обозначение 

Значения 
потенциала 
на кровле 

Цвет на разрезах и 
3D-изображениях 

1 Антропоген Q Меньше 0  
2 Неоген N2A 0  
3 Палеоген P 559,316  
4 Верхний мел K2 1377,39  
5 Нижний мел K1 1626,92  
6 Верхняя юра J3 1979,78  
7 Средняя юра J2 2055,68  
8 Верхняя пермь – триас P2+T 2323,32  
9 Нижняя пермь, кунгурский ярус, иренский горизонт P1k_ir 4334,05  
10 Нижняя пермь, кунгурский ярус, верхняя часть 

филипповского горизонта 
P1k_f 6061,36  

11 Нижняя пермь, кунгурский ярус, филипповский горизонт, 
пласт R2 

P1k_f_R2 6074,62  

12 Нижняя пермь, кунгурский ярус, филипповский горизонт, 
пласт R1 

P1k_f_R1 6092,2  

13 Нижняя пермь, сакмарский и артинский ярусы P1s-ar 6108,08  
14 Карбон, башкирский ярус, прикамский горизонт C2b1_pk 6184,26  
15 Карбон, башкирский ярус, северокельтменский горизонт C2b1_sk 6246,79  
16 Карбон, башкирский ярус, краснополянский горизонт C2b1_kp 6299,47  
17 Карбон, серпуховский ярус C1s 6414,23  
18 Карбон, визейский ярус C1v 6510,63  
19 Карбон, турнейский ярус C1t 7067,63  
20 Девон, фаменский ярус D3_fm 7285,63  
21 Девон, франский ярус D3_f 7811,63  
22 Девон, живетский ярус D2_g 8364,13  
23 Девон, эйфельский ярус D2_ef 8612,13  
24 Девон, эмсский ярус D1_e 8814,13  

Табл. 1. Стратиграфические подразделения и присвоенные их кровлям значения потенциала
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Базисом для построения интерполирующего или 
сглаживающего трехмерного сплайна, выраженного 
через функции Грина, являются точки трехмерного про-
странства, в которых заданы значения приближаемой пере-
менной. В ходе работы был использован трехмерный ана-
лог одномерного кубического сплайна (псевдокубический 
сплайн), который определяется из условия минимизации 
функционала энергетического типа.

Постановка задачи аппроксимации в трехмерной об-
ласти Ω, в которой определены координаты x, y, z, форму-
лируется следующим образом. На множестве хаотически 
расположенных точек p1, p2, …, pn известны значения 
некоторой функции υ1, υ1, ..., υn, следует построить при-
ближение этой функции – σ. Интерполирующий сплайн 
удовлетворяет двум условиям:

где Im(σ) – функционал энергетического типа с параметром 
m, и в общем виде он определяется следующим образом:

где α = (α1, α2, α3) – тройка неотрицательных целых чисел 
(мультииндекс),

 – оператор дифференцирования.

Минимизируемый функционал с параметром m = 2 
(случай псевдокубического сплайна) имеет вид:

При построении сглаживающего сплайна решается 
задача минимизации выражения:

где α – параметр сглаживания. Теоретически α может из-
меняться от 0 до ∞. если α = 0, то это интерполирующий 
сплайн, при α→∞ решением является линейная функция 
(многочлен первого порядка). 

стоит отметить, что из-за необходимости обращать 
плохо обусловленные матрицы большого размера, су-
ществуют числовые ограничения на допустимые зна-
чения α. Поскольку целью настоящей работы является 
максимальное приближение модели к исходным дан-
ным, в работе использовались режимы, приближенные 
к интерполяционным.

Далее остановимся на нахождении необходимых 23 
констант, которые приведены в табл. 1. если стремиться 
к тому, чтобы аппроксимирующая функция была по воз-
можности линейной по направлению z (линейность обе-
спечивает меньшие погрешности аппроксимации), то есть 

стремиться к тому, чтобы   имела бы близкие значения 

для всего диапазона глубин, то следует положить:

ci = ci–1 + средняя толщина тела (i, i – 1).

следовательно, самой верхней границе – кровле не-
огена (кровля антропогена, естественно, не фиксируется 
в наблюдениях) – присваивается значение 0, а остальные 
значения возрастают на величину средней толщины сле-
дующего слоя.

На рис. 3 приведен фрагмент моделируемой области, 
который отражает суть применяемого метода. На рисунке 
представлены три ортогональных разреза и поверхность, 
соответствующая кровле эвапоритового комплекса. Тела 
стратонов на разрезах закрашены соответственно цветами, 

Рис. 2. Области моделирования с генерализированной структурной картой кровли эвапоритов и скважинами, разделенными по ин-
тервалу проникновения в осадочный комплекс
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перечисленными табл. 1. Показаны три группы точек: 
красные – пластопересечения кровли пермь-триасовых 
отложений, зеленые – пластопересечения кровли эвапо-
ритов, синие – кровли филипповского горизонта (нижний 
слабодеформированный горизонт эвапоритовой форма-
ции). Положение остальных пластопересечений на рису-
нок не вынесено, чтобы не перегружать его. По значениям 
стратиграфической функции, заданной на пластопересе-
чениях, был построен трехмерный сплайн. его изоуров-
невая поверхность, соответствующая кровле эвапоритов, 
показана на рисунке поверхностью золотистого цвета. 
особо отметим, что эта поверхность максимально простая 
и гладкая (что соответствует природе сплайна), при том 
что она строго проходит через все точки, в которых она 
задана в скважинах. На рис. 3 все пластопересечения 
(кровли пермь – триаса, эвапоритов и филипповского 
горизонта) обозначены одинаковыми элементами – кру-
жочками. Зеленые кружочки оказались обрезанными, 
поскольку строго через них проходит полученная нами 
поверхность кунгурских эвапоритов.

отметим установленные в ходе исследования слож-
ности, характерные для всех областей солянокупольной 
тектоники.

1. существование несогласий в осадочном разрезе. 
В северо-восточной части области моделирования имеют-
ся скважины, где под неогеновыми отложениями вскры-
ваются эвапориты. В других местах эти толщи разделены 
осадками палеогена, мела, юры, а также перми и триаса. 
сплайн представляет собой гладкую функцию, поэтому 
он не походит для моделирования таких взаимоотношений 
осадочных толщ. если данные скважин прямо аппрокси-
мировать трехмерным сплайном, то результат окажется 
неудовлетворительным (рис. 4).

сближение вплотную эвапоритов с неогеновыми 
слоями дает очень большие значения градиента страти-
графической функции и, как следствие этого, появляются 
«глаза» пород карбона и девона внутри соляного тела. 
Выходом из этой ситуации является прямой учет несогла-
сий в модели. В рассматриваемом регионе их, по меньшей 
мере, два: существенный размыв осадков происходил 
в неогене и в течение нижней и частично средней юры 
(Антипов, Волож, 2012).

Для учета несогласий был применен способ, который 
описан в (Wellmann, Caumon, 2018). Принципиально 
его демонстрирует рис. 5. Исходная ситуация по-
казана на рис. 5A, где разными символами показаны 

Рис. 3. Фрагмент области моделирования с разрезами, поверхностью соли и пластопересечениями трех разных стратиграфических 
уровней

Рис. 4. Плохая модель, не учитывающая существование несогласий в разрезе 
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пластопересечения различных стратонов. они образу-
ют две группы, лежащие над несогласием (окружены 
красным эллипсом) и под ним (внутри синего эллипса). 
Эти группы были разделены и все пластопересечения 
над несогласием подняты на некоторую величину Un 
(в представленном примере это 1500 м). В точках пла-
стопересечений заданы значения стратиграфической 
функции. от более молодых границ к более древним ее 
значения задавались величинами {0, 50, 200, 300, 400}, за-
тем по этим данным путем интерполяции была построена 
непрерывная функция (рис. 5B). Далее поглощается часть 
пространства модели, т.е. сначала в модель вставляется 
область пространства размером 1500 м в вертикальном на-
правлении, которая затем удаляется. При разных условиях 
склейки двух фрагментов получается либо классическое 
несогласие (рис. 5C), либо прилегание верхних слоев 
к более древним (рис. 5D). При этом, что важно, все пла-
стопересечения остались на тех же местах, где они были 
до выполнения всех пространственных операций (их по-
ложения на рис. 5А, C и D совпадают), и что они строго 
соответствуют значениям стратиграфической функции – 
точно лежат на своих изолиниях.

Модель, показанная на рис. 5B, не соответствует реаль-
ности, это лишь промежуточный расчет. Какой из оконча-
тельных вариантов (рис. 5C или рис. 5D) является верным, 
зависит от того, каким образом нарушено согласие слоев. 
если имеет место несогласие с частичным размывом 
осадков под его поверхностью, то верным является ва-
риант, показанный на рис. 5с. если же допускается при-
легание более молодых отложений к древнему выступу, 
то правильный вариант на рис. 5D. На рис. 5 показаны 
возможность и способы учета двух основных видов несо-
гласного залегания слоев в рамках непрерывной гладкой 
сплайновой модели.

Для исследуемого участка были заданы два несо-
гласия – в неогене и на подошве средней юры, а также 
условие прилегания на кровле солей для всех отложений 
старше неогена.

2. При моделировании с учетом несогласий отмечается 
следующее. Границы девонских слоев значительно из-
гибаются вниз под соляным диапиром и вверх под муль-
дой, формируя высокоамплитудные складки, раздувы 
и сокращения мощности карбона (рис. 6). В данном 
случае это связано с особенностями гладкой трехмерной 
аппроксимации: очень большие изменения производной 
аппроксимирующей функции по z в разных частях мо-
делируемой области, связанные с высокоамплитудными 
деформациями кровли эвапоритов, влияют на соседние, 
не охарактеризованные скважинами участки. 

Чтобы заведомо исключить этот эффект, независимо 
строились две модели: одна для солевой и надсолевой 
частей разреза, а другая для подсолевой. Далее обе мо-
дели объединялись. Для этого пластопересечения одной 
слабодеформированной границы (кровля филипповского 
горизонта) учитывалась в каждой из этих моделей, затем 
по этой границе модели сшивались. результат сшивания 
показан на рис. 7. Можно заметить, что геометрия слоев 
в нижней части разреза теперь слабо связана с конфи-
гурацией границ верхней части разреза: раздувы и со-
кращения мощностей, обусловленные влиянием верхней 
части разреза, не наблюдаются, а поведение карбоновых 
и девонских слоев выглядит согласованным, при этом 
мощность солей существенно меняется по разрезу. В муль-
дах она исчезающе мала, что согласуется с результатами 
интерпретации скважинных данных, а иногда превышает 
3500 м в диапирах.

общий вид полученной трехмерной модели пред-
ставлен на рис. 8.

Графическое представление трехмерной модели в виде 
отдельных разрезов было выполнено на основе вычисле-
ний на детальных 2D-сетках (размер ячейки порядка 10 м). 
Такие разрезы можно построить для любого сечения, 
но в настоящей статье приводятся только три таких раз-
реза. Их положение в области моделирования показано 
на рис. 9, а сами разрезы – на рис. 10–12. Направление 

Рис. 5. Принципиальная схема моделирования несогласия: А – исходная ситуация; B – точки пластопересечений раздвинуты и по-
строена гладкая функция, аппроксимирующая значение потенциала; С – удален вставленный объем пространства с согласованием 
частей модели как несогласие; D – согласование как прилегание
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Рис. 6. Модель с учетом двух несогласий – в неогене и у подошвы средней юры

Рис. 7. Модель с двумя несогласиями и двумя отдельно моделируемыми областями: подсолевой комплекс и солевой с надсолевым

Рис. 8. Изображение трехмерной модели на срезах
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разрезов A, B указано от меньших значений x-координаты 
(красная ось) к бóльшим; разреза C – от меньших значений 
y-координаты (зеленая ось) к бóльшим.

Обсуждение результатов и заключение
В настоящей работе был успешно адаптирован метод 

«фолиантных полей» к описанию структуры осадочного 
чехла с развитой соляной тектоникой и наличием двух 
выраженных несогласий. основное преимущество такого 
подхода состоит в том, что вся толща осадков представля-
ется в виде одной математической конструкции, что ис-
ключает возможность появления в моделях внутренних 
противоречий, которые иногда возникают при независи-
мом построении отдельных структурных поверхностей: 
это пересечение поверхностей слоев в согласно залегаю-
щих толщах или несоответствие их положений на пере-
секающихся разрезах.

Высокая плотность бурения на исследуемом участке 
Астраханского свода и вскрытие большинством скважин 

Рис. 9. Положение разрезов (красная, синяя, розовая линии, обозначаемые на рис. 10–12 соответственно буквами A, B, C), постро-
енных на детальных 2D-сетках

Рис. 10. Разрез по красной линии A

подсолевых слоев сделали уникальным полученный 
массив данных. Это позволило, опираясь только на на-
дежные результаты бурения, построить качественную 
трехмерную модель строения осадочного комплекса. 
Приведенные выше примеры показывают, что применение 
метода трехмерной сплайн-аппроксимации с опорой ис-
ключительно на данные бурения позволяет автоматически 
получить адекватную цифровую 3D-модель с выраженны-
ми структурами соляной тектоники, в частности описать 
опрокинутое залегание кровли эвапоритов (рис. 7–12). 
Вопрос о существовании соляных карнизов пока остается 
открытым. Полученные нами ранее результаты трехмер-
ного численного моделирования динамики формирова-
ния соляных диапиров с заданием достаточно сложной 
внутренней структуры эвапоритовой формации и учетом 
уплотнения осадков позволили сделать обоснованные 
предположения о наличии соляных карнизов, маскиру-
емых верхней бессолевой частью эвапоритовой толщи 
(Лунёв и др., 2023). В настоящей работе мы использовали 
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Рис. 12. Разрез по розовой линии C

только данные по кровле эвапоритов, поэтому на основе 
полученных результатов нельзя сделать выводы о наличии 
или отсутствии соляных карнизов внутри эвапоритовой 
формации. 

отметим также две особенности, выявленные при мо-
делировании структуры осадочной толщи на исследован-
ном участке.

1. Как видно из модели структуры (построенной ис-
ключительно на данных исследования скважин и полно-
стью с ними согласующейся), в некоторых мульдах 
толщина региональной эвапоритовой покрышки (видимо, 
в связи с ростом куполов) уменьшается до нескольких 
метров. Толщина слоев соли имеет существенное значение 
для оценки перспектив нахождения залежей углеводоро-
дов как в нижележащих, так и в вышележащих толщах.

2. При анализе разрезов, представленных на рис. 10–12, 
можно заметить наличие низкоамплитудной, но все-таки 
достаточно выраженной складчатости подстилающих 

эвапориты карбоновых и девонских слоев. существенно, 
что эти складки имеют инверсионный характер по отно-
шению к вышележащему разрезу: под межкупольными 
мульдами наблюдаются антиклинали, а под куполами эти 
границы слабо прогибаются. Эти структуры не являются 
артeфактами, предпринятые специальные процедуры (раз-
дельное моделирование верхней и нижней частей разреза 
с последующей сшивкой) исключают такую возможность. 
Поэтому картина, представленная на рис. 10–12, будучи 
основана только на данных бурения под эвапоритами, 
имеет объективный характер.

Вопрос о существовании инверсионной складчатости 
в подсолевом комплексе солянокупольных областей яв-
ляется дискуссионным. одни исследователи (Тимурзиев, 
2007; Чердабаев, 2010) доказывают ее существование 
с использованием данных сейсморазведки, другие по-
лагают, что эти данные интерпретированы с не вполне 
корректными скоростными моделями среды. результаты 

Рис. 11. Разрез по синей линии B
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настоящей работы свидетельствуют в пользу ее (инверси-
онной складчатости) существования. отметим, что пред-
ставленная модель структуры получена на основании 
исключительно данных бурения, без привлечения допол-
нительных геофизических данных и без использования 
генетических представлений. Механизм развития такой 
инверсионной складчатости в подсолевых комплексах 
теоретически описан нами ранее и подтвержден числен-
ными экспериментами по моделированию роста диапиров 
(Lunev, Lapkovsky, 2014).

Метод потенциальных полей (иногда называется 
методом фолиантных полей) относительно недавно 
стал широко использоваться зарубежными геологами 
(в основном в Австралии и европе), в отечественной 
практике он не распространен. основным достоинством 
метода является то, что структура осадочной толщи 
моделируется не послойно (пусть и с использованием 
представлений об их геометрическом подобии, которые 
позволяют использовать регрессионные модели или ме-
тод схождения), а целиком. общая модель строится так, 
чтобы соответствовать данным о всей совокупности пла-
стопересечений некоторого структурного этажа. Другим 
преимуществом данного подхода является возможность 
представлять геометрически сложные формы, такие 
как складки с опрокинутым залеганием слоев, диапиры, 
штоки сложной конфигурации, за счет того, что модель 
не отображает координатную плоскость на границу слоя 
в виде двумерной функции, а является трехмерной.

Предложенный метод может быть использован 
при геологических исследованиях, в том числе при поис-
ке и разведке углеводородов, солянокупольных областей, 
таких как Прикаспий. Поскольку рассмотренная модель 
опирается только на надежные результаты бурения, она 
может применяться для верификации и регулирования 
параметров геофизических методов изучения недр – 
сейсморазведки, электро- и гравиразведки для снижения 
неопределенности их оценок.
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3D modeling of salt domes according to detailed drilling data 
in the Precaspian region

V.V. Lapkovsky1, B.V. Lunev1, M.P. Antipov2, Yu.A. Volozh2, Yu.A. Pisarenko3, V.V. Fomina2*
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abstract. To create three-dimensional models of arcomorph 
structures based on detailed data of drilling without involving 
genetic considerations and indirect information, the potential fields 
method is effective, which consists of finding an approximating 
three-dimensional function, the set of isolevel surfaces of which 
are identified with stratigraphic boundaries, using the coordinates 
of the formation intersection points. For approximation, mainly 
three-dimensional splines expressed in terms of Green’s functions 
were used. The main difficulties are associated with the presence 
of structural unconformities, to take into account which the initial 
data, and the models built on their basis, are subjected to special 
spatial transformations. To avoid the influence of high-amplitude 
arcomorphs on the geometry of the layers of the pre-salt complex, the 
modeling of the latter was carried out separately from the intensely 
deformed evaporates and overlying layers. Assaying of the method 
was carried out at one of the sites in the Caspian Sea. On the study 
area, according to the interpretation of logging data from 249 wells, 
a three-dimensional model was created, including several arcomorph 
structures, and covering the stratigraphic interval from the Emsian 
stage of the Lower Devonian to Quaternary deposits. The results 
confirmed the presence of arcomorphs with overturned beds. Such 
structural forms are poorly fixed by 2D–3D seismic survey methods. 
The proposed method can be applied in geological studies in the 
search and exploration of hydrocarbons in salt dome areas.

Keywords: salt diapirs, 3D numerical modeling, 3D splines, 
oil and gas potential, Precaspian region, Astrakhan arc, potential 
field method
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New rock typing method for diagenetically modified 
carbonate reservoirs

E. Shvalyuk*, A. Thistiakov, N. Bah, A. Mukhametdinova, A. Ryabukhin, M. Spasennykh
Skolkovo Institute of Science and Technology, Moscow, Russian Federation

The paper evaluates an efficiency of the existing rock typing methods for diagenetically modified carbonate reservoirs 
and proposes a new alternative rock typing index. 

Four existing rock typing techniques are applied to the target formation, subjected to considerable diagenetic 
alterations. Applied techniques do not provide sufficient results in terms of reliable correlation between porosity, 
permeability and irreducible water saturation, which is crucial for geological modelling. Therefore, a new rock typing 
index named KØS and calculated as a function of permeability (k), porosity (φ) and irreducible water saturation (Swir) is 
proposed for proper characterization of the carbonate formation. Contribution of depositional and diagenetic processes 
and associated microfeatures into parameters of the index is demonstrated by means of X-ray microCT and NMR 
experimental data.

Comparative analysis of the proposed index with the existing ones shows that the KØS-derived rock types demonstrate 
the highest correlation coefficients between the key reservoir parameters. The defined rock types have distinguishable 
microstructures that confirm validity of the rock classification approach. 

All the entities of the KØS index are used for reserves calculations and commonly measured during routine core 
analysis: this enables its implementation at the most carbonate fields.

Keywords: сarbonate rocks; diagenesis; rock typing; NMR; X-ray microCT; reservoir characterization; 
dolomitization; leaching 
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1. Introduction
Carbonate rocks are characterized by complex void 

structure since they undergo abundant secondary geological 
processes during the diagenesis stage (Moore, 2001). 
Fracturing, fabric and non-fabric selective dissolution 
of mineral matrix and fossil skeletons increase primary 
depositional porosity, while the precipitation of cement from 
chemically active fluids can clog porous channels (Huang et 
al., 2017).

Rock typing is dividing rock samples into clusters that can 
be characterized by a common set of equations, describing 
relationships between the key rock parameters, used for the 
reserves and production rate calculation (Gholami et al., 2009; 
Shvalyuk et al., 2022a). Petrophysicists commonly apply 
permeability-porosity plots for rock typing of clastic rocks, 
which properties are considerably controlled by grain-size 
distribution, defined by depositional settings (Gholami et 
al., 2009). In contrast to clastic formations, distinguishing of 
carbonate rock type (RT) clusters on porosity-permeability 
plots is complicated due to significant diagenetic alterations 
(Al-Farisi et al., 2009; Buiting et al., 2013; Skalinski, 
2013). Moreover, the resulted rock types often contradict to 
microstructural studies (Dernaika et al., 2018). 

The Dunham scheme is widely used for classification 
of carbonate rocks based on their microtexture (Dunham, 
1969). The Dunham classification provides semi quantitative 
characterization of grain size, defined mainly by depositional 
settings. However, Dunham classification does not enable 
proper rock typing due to several factors: (i) semi quantitative 
characterization can be subjective, and depends on a particular 
lithology specialist; (ii) development of secondary pores 
can completely overprint the original depositional rock 
microtexture.

In order to provide a quantitative carbonate rock 
typing, F.J. Lucia proposed a classification method based 
on combination of the porosity and permeability data with 
lithological classes defined by the Dunham scheme (Lucia, 
2007). The Lucia method does consider grain size, however, 
it cannot discriminate the genesis of porosity and permeability 
(Rebelle et al., 2014; Dernaika et al., 2019).

Besides the Lucia classifier, other rock typing methods, 
such as standard and modified flow zone indexes (FZI) 
(Amaefule et al., 2006; Izadi, Ghalambor, 2013; Tiab et al., 
2016), and Winland R35 (Kolodzie, 1980; Pittman, 1992; 
Mirzaei-Paiaman et al., 2018) are commonly applied for both 
clastic and carbonate formations (Skalinski et al., 2010, 2015; 
Fitzsimons et al., 2016; Haikel et al., 2018; Yarmohammadi 
et al., 2020). All these indexes are calculated as a function 
of porosity, permeability, and irreducible water saturation, 
and differ in the type of equation, which are derived for the 
particular formation accounting for its specifics. In the current 
research, we apply four existing rock typing indexes, which 

oRIgInal aRtIcle 

DoI: https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.15  
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principally differ in their concepts and input parameters. 
The detailed information on their principles is described in 
subsection 2.1.

The most recent studies on carbonate rock typing utilize an 
integrated application of geological classifications (Dunham, 
1969; Lucia, 1995; Loucks et al., 2012), microstructural 
parameters (Giao et al., 2017; Binabadat et al., 2019; Sun 
et al., 2019; Wang et al., 2020; Zhang et al., 2023) and 
hydraulic units concepts (Kolodzie, 1980; Tiab et al., 2016; 
Dakhelpour-Ghoveifel et al., 2019). The extensive use of 
microstructural characteristics for rock typing is currently 
available due to implementation of digital thin section 
analysis, microcomputed tomography (CT), scanning electron 
microscopy (SEM), and nuclear magnetic resonance (NMR) 
method. However, these costly high-resolution techniques 
are often either not affordable because of budget or time 
constrains, or not available in many laboratory facilities. 
Moreover, for brown fields, which require reassessment 
of reserves, microstructural digital data can be absent. 
In addition, it can be challenging to identify multiparametric 
rock types by means of well logging methods. This, in turn, 
leads to devaluation of the results of sophisticated approaches 
referenced above. Moreover, achieved feasible result for a 
particular reservoir does not guarantee the efficient application 
of similar approach for another formation.

The current research originates from an applied study, 
aimed at characterization of a carbonate formation, subjected 
to considerable diagenetic alterations. All attempts to apply 
the existing techniques fail to provide rock typing that could 
be further used for spatial modeling of the studied reservoir 
properties. In this work, we first provide a brief theoretical 

overview of the existing classification methods and evaluate 
their efficiency for rock typing of the studied carbonate 
formation. The novelty of this work is that we suggest an 
alternative integrated classification index, combining porosity, 
permeability and irreducible water saturation. In order to 
prove its efficiency, we scrutinize and validate consistency of 
the resulted rock types with microstructural characteristics, 
derived by various high-resolution experimental methods.

2. Materials and Methods
The current work consists of two parts: i) application 

of the existing methods of rock typing (modified FZI and 
Lucia RFN classifiers) for the target carbonate reservoir with 
diagenetic alterations (subsection 3.1) and ii) development 
of a new rock typing index that accounts the reservoir 
specifics (subsection 3.2). The efficiency of all applied rock 
typing methods is validated by routine (RCAL) and special 
core analysis (SCAL) results, comprising the key reservoir 
properties and microstructure. A general workflow of our 
research is depicted in Figure 1.

2.1 Information on target Formation
The target field belongs to the Timan-Pechora Basin. 

The reservoir is composed of limestones and dolomites 
of the Famennian stage of the late Devonian period. The 
rock collection consists of 37 core plugs with an average 
size of 30×30 mm. The carbonate rock samples under 
study are subjected to partial dolomitization, leaching, and 
microfracturing. The average porosity of the samples varies 
from 4.1% to 21.3%, and the permeability – from 0.01 to 
750 mD.

Fig. 1. A flowchart for reliable rock typing of diagenetically modified carbonate formation based on core data analysis
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2.2 overview of Rock typing Methods
This section provides theoretical overview of the existing 

rock typing indexes that are successively applied in this 
study. These indexes utilize the key reservoir parameters, 
namely porosity (φ), permeability (k) and irreducible water 
saturation (Swir).

Subdivision of samples between different rock types 
is done based on analysis of a cumulative frequency curve 
of the applied index values. The number of rock types is 
identified based on substantial changes in the cumulative curve 
trend. Samples, belonging to an interval with the same index 
frequency trend, are assigned to one rock type.

2.2.1 Flow Zone Indicator (FZI1 ) as a Function 
of Porosity and Permeability

Amaefule et al. (2006) and Tiab et al. (2016) derived two 
complex parameters, namely reservoir quality index (RQI) and 
flow zone indicator (FZI), which can be applied to subdivide 
rocks by flow units:

 
(1)

 
(2)

Since the coefficients are based on Kozeny-Carman 
equation, they shall sufficiently classify intergranular void 
structure, which fluid flow capacity depends on the grain sizes, 
sorting, and shapes. Since all these characteristics depend on 
the energy of deposition, the rock types, derived from FZI, 
theoretically can also be differentiated based on depositional 
settings (Tiab et al., 2016), unless diagenesis overprints the 
primary porosity network. 

Presumption that the rocks with the same FZI value 
belong to the same lithofacies, and thus have the same pore 
types, explains high correlation between permeability and 
porosity within FZI-derived rock types, often observed 
in clastic reservoirs. Consequently, 3D distribution of 
such reservoir properties can efficiently be done based on 
depositional model.

2.2.2 Modified FZI2 as a Function of Porosity and 
Irreducible Water Saturation

The second rock typing index (FZI2) is calculated as a 
function of φ and Swir:

 
(3)

 
(4)

This index appears to be most effective for low-permeable 
rocks, which measurement of Swir values can be much more 
accurate than k, if values of the latter are close to the lower 
limit of measurement of a standard permeameter (Shvalyuk 
et al., 2022b). FZI2 classes, similarly to FZI1 ones, can be 
associated with depositional facies. For clean high-permeable 
clastic reservoirs applying these indexes produces similar 
rock types.

2.2.3 Modified FZI3 as a Function of Porosity, 
Permeability, and Irreducible Water Saturation

The third flow zone indicator (FZI3 ) is derived from 
Poiseuille’s and Darcy’s equations. It is calculated as a 
function of φ, k and Swir (Izadi, Ghalambor, 2013):

 
(5)

The index integrates all key reservoir parameters, and 
theoretically shall account for the bulk rock properties, as 
well as for void structure characteristics.

2.2.4 Lucia Rock Typing Method for Carbonate 
Reservoirs (RFN): Function of Porosity and Permeability

F.J. Lucia proposed specifically for classification of 
carbonate rocks Rock Fabric Number (RFN), which integrates 
φ and k (Lucia, 1995):

 (6)

where coefficient A = 9.7982; B = 12.0838; C = 8.6711; D = 
8.2965.

2.3 Experimental Workflow of Core Analysis
First, the samples are cleaned from hydrocarbons by 

toluene and methanol in a Soxhlet extractor. Then the 
samples are dried, and their helium porosity and permeability 
are measured. The dry samples are analyzed with X-ray 
microcomputed tomography (CT). Further they are saturated 
with a model of brine (NaCl) and subjected to low-field 
nuclear magnetic resonance (NMR). Upon completing NMR 
tests of the samples in fully saturated state (Sw = 100%), their 
centrifuging is performed in gas-brine system in order to 
measure Swir. 

Samples are dried until reaching constant weight at a 
temperature of 105 °с under vacuum in an automatic oven. 
Porosity and permeability are measured using an automated 
porosimeter-permeameter in a Hassler core holder using 
helium.

X-ray microCT-scanning is performed for a central part of 
samples for a virtual cylinder with a height and diameter of 
10 mm. The applied resolution – 5 µm/voxel. The results of 
microCT-scanning include 2D images, 3D models of opened 
and closed pores and pore radius distribution. 

For centrifuging and NMR, the samples are saturated under 
vacuum with NaCl solution with mineralization of 180 g/L. 
The selected NaCl concentration corresponds to ionic strength 
and electrical resistivity of the formation water. Centrifuging 
is performed with stepwise capillary pressure increase up to 
1.5 MPa (16 steps). 

NMR relaxometry theoretically allows obtaining a detailed 
characterization of the whole range of pore size distribution 
from the measured transverse relaxation time (T2) curve. 
For a fully water-saturated rock the T2 value of a single pore 
is proportional to its surface-to-volume ratio. It is widely 
accepted that the surface relaxation mechanism dominates in 
rock porous medium (Coates et al., 1999; Pires et al., 2019; 
Wu et al., 2019). Thus, the calculation of pore sizes distribution 
from T2-spectra can be done by means of the following formula 
(Zhao et al., 2017):
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where r is surface relaxivity (µm/s); S/V is the surface-to-
volume ratio.

Applying an average surface relaxivity value for carbonate 
rocks from literature can result in considerable errors. Thus, 
in order to account for variability of this parameter, NMR-
derived spectrum for each sample is calibrated on the capillary 
pressure test and microCT data (Hidajat et al., 2004; Fleury et 
al., 2007). As a result, highly detailed pore radius distribution 
curves are obtained within the whole detected range from 
0.01 up to 600 µm.

Based on their size, pores can be classified as nano-, 
micro- and mesopores (Loucks et al., 2012; Sokolov et al., 
2013; Lu et al., 2021). The nanopores are presumed to have 
pore radii less than 1 µm, micropores – from 1 to 62.5 µm, 
and mesopores – larger than 62.5 µm (Fleury et al., 2007; 
Da Silva et al., 2015; Lima et al., 2020). Nanopores are filled 
with bound water (Westphal et al. 2005), while the other two 
types contain free water as well (Hidajat et al., 2004; Müller-
Huber et al., 2016; Markovic et al., 2022).

3. Results and Discussion
3.1 Comparative Analysis of Efficiency of Different 

Rock typing Methods for carbonate Reservoirs 
characterization

The applied rock typing indexes are calculated using 
porosity (φ) and irreducible water saturation (Swir), and 
permeability (k). The first two parameters are rock bulk 
properties, while permeability, being dependent on the total 
effective pore volume, also characterizes the pore network 
morphology. 

In order to assess the efficiency of different rock typing 
methods, the relationships between porosity (φ), permeability 
(k), irreducible water saturation (Swir) and structural coefficient 
(k/φ)1/2 are constructed and analyzed (Figures 2–5). The criteria 
of methods’ efficiency include i) the value of determination 
coefficient (R2) between porosity, permeability and irreducible 
water saturation; and ii) the consistency in microstructural 
characteristics within one RT. If the determination coefficient 
is less than 0.25 within a rock type, efficiency of the rock 
typing index is considered to be low. If determination 
coefficient has value between 0.25 and 0.49, than the efficiency 
is moderate. Rock typing index efficiency ranked as high, if 
0.49 ≤ R2 ≤ 0.81, and very high, if R2 > 0.81.

3.1.1 FZI1 and RFN 
The regressions between the referenced above parameters 

for FZI1 and RFN are shown in Figures 2 and 3 accordingly. 
The correlation between φ and k (Figures 2a, 3a), within 
each FZI1 and RFN-derived rock type, demonstrate a high 
value of R2. It is, however, expected since these indexes are 
calculated based on φ and k values. Correlations between 
Swir and k (Figures 2b, 3b), Swir and (k/φ)1/2 (Figures 2c, 3c), 
are characterized by lower R2 values than those for φ and 
k, because these rock typing indexes do not include Swir in 
their formula. In general, efficiency of RFN and FZI1 can be 
estimated as high and moderate, correspondingly. Although, 
application of RFN produces several rock types that form 
statistically unrepresentative clusters at the cross-plots and 

illogical correlations between the key parameters (e.g. for 
1st rT and 4th rT).

Unfortunately, a little constancy in microstructure is 
observed within the rock types, defined by means of FZI1 and 
RFN. The samples within the rock types are characterized by 
wide variation of microtextures, mineralogy and pore network 
characteristics, determined by microCT, capillary and NMR 
tests (discussed in details further).

3.1.2 FZI2 
FZI2 is calculated based on bulk properties, namely φ and 

Swir. The FZI2-derived classes can be separated by threshold 
values of porosity, permeability and irreducible water 
saturation at the corresponding cross-plots φ–k (a), k–Swir (b) 
and Swir–(k/φ)1/2 (c) in Figure 4. Theoretically, that enables 
distinguishing the classes along a borehole by applying the 
boundary values to the corresponding well logs. However, 
correlations between the parameters are characterized by 
low determination coefficients. Thus, this index cannot be 
considered as efficient for carbonate rock typing.

3.1.3 FZI3
Since FZI3 index includes all main rock characteristics, 

i.e. φ, k, Swir, the first suggestion is that it could be effective 
for carbonate rock typing. However, despite the complexity, 

Fig. 2. FZI1 rock typing: cross-plots of a) permeability versus 
porosity; b) permeability versus irreducible water saturation; 
c) irreducible water saturation versus structural coefficient

a)

b)

c)
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this index produces controversial rock typing in terms of 
distribution of samples between the classes, determination 
coefficients, and microstructures (Figure 5). For example, 
more than half of the samples are allocated to the 1st rock type 
(1st RT). Although this rock type is characterized by moderate 
and high R2 values, the samples have considerably different 
microstructures. The other three RTs with very limited number 
of samples have much lower values of R2 and little consistency 
in microstructure within the rock types. Consequently, the 
efficiency of FZI3 for rock typing of carbonates cannot be 
considered as high.

3.1.4 Summary on Rock Typing Methods Application
The performance of the discussed rock typing methods 

for diagenetically modified carbonate rocks is summarized in 
Table 1. In addition, the values of R2 determination coefficient 
for all utilized methods are demonstrated in Table 2. The 
applied rock typing indexes are based on the reservoir 
models that do not properly incorporate both depositional and 
diagenetic process contribution into permeability, porosity and 
irreducible water saturation of the studied carbonate reservoir. 
Therefore, results of methods performance show that their 
application does not enable obtaining both hydraulically and 
geologically meaningful differentiation of the samples for 
the target reservoir.

3.2 Proposed Rock typing
According to the results of the comparative analysis, 

none of the applied methods produces sufficiently effective 
rock typing for diagenetically modified carbonate reservoir. 
This motivated us for development of an alternative index for 
rock typing of such formations. The index should primarily 
reflect relative contribution of depositional and diagenetic 
process into permeability, porosity and irreducible water 
saturation, in order to enable geologically and hydraulically 
meaningful differentiation of the samples. Measurement of 
these parameter is quite abundant that insures statistically 
representative dataset. While microCT and NMR tests are 
time-consuming, costly, and usually performed for limited 
number of samples. Thus, they can be more effectively used 
to verify the established rock types and review the boundaries 
between them, rather than for mass rock typing.

3.2.1 KØS Rock Typing Index Definition
The equation for the proposed rock typing index, namely 

KØS, is as follows:

 
(8)

In the following paragraphs we discuss the physical 
meaning of the parameters that constitute the new index. 

Fig. 4. FZI2 rock typing: cross-plots of a) permeability versus 
porosity; b) permeability versus irreducible water saturation; 
c) irreducible water saturation versus structural coefficient

a)

b)

c)

Fig. 3. RFN rock typing: cross-plots of a) permeability versus 
porosity; b) permeability versus irreducible water saturation; 
c) irreducible water saturation versus structural coefficient

b)

c)

a)
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Next, we consider their possible combinations for different 
types of diagenetically modified carbonates, illustrated by 
microCT images, and finally we evaluate the efficiency of 
the proposed index in terms of correlations between the key 
reservoir properties.

The structural coefficient (k/φ)1/2, calculated as the square 
root of the permeability to porosity ratio, reflects void network 
morphology, defined by the pores size and shape, connectivity 
and tortuosity . The structural coefficient is widely applied 
in hydrodynamic modelling (Tiab et al., 2012; Chiu et 
al., 2018). In carbonate rocks, higher (k/φ)½ values reflect 
higher contribution of interconnected leached channels into 
permeability in comparison with the primary depositional 
pores.

The ratio of free fluid content (1– Swir) to Swir, characterizes 
the fraction of larger pores, contributing to permeability, to the 
smaller ones filled in with bound water. The smallest pores 
are mainly associated with depositional microtextures, while 
larger pore channels, being the main flow passes, are formed 
as the result of diagenetic dissolution. Therefore, the ratio 
(1–Swir)/Swir can be considered as a ratio coefficient between 
diagenetic and depositional porosity, although this assumption 
is not completely valid because some part of depositional 
pores also contribute to permeability in carbonates. Table 3 

describes possible combinations of permeability, porosity, and 
irreducible water saturation values in carbonate rocks from 
sedimentological and diagenetic perspectives.

3.2.2 KØS-based Rock Types 
Within the studied sample collection four rock types are 

identified by means of KØS index. The 1st RT has the worst 
reservoir quality and the lowest KØS value, whereas the 4th 

RT has the best reservoir quality and the highest KØS value. 
The characteristics of the rock types are shown in Table 4.

3.2.3 Relationships between Porosity, Permeability and 
Irreducible Water Saturation within the Identified Rock Types

The KØS rock typing enables obtaining reliable regressions 
between the key reservoir parameters for each RT (Figures 
6–7). Since these regressions are used for geological and flow 
modelling, high values of the determination coefficients are 
of great importance (Table 5).

The defined RTs form distinguishable clusters characterized 
by individual correlation equations between the permeability 
and porosity (Figure 6). Determination coefficients are 
relatively high for all rock types, except for the first one 
(Table 5). The dispersion of permeability within this RT 
(Table 5) is caused by presence of leached channels in one 
of the samples (sample #15 with a permeability of 0.78 mD). 
Nevertheless, as discussed further, the assignment of all five 
samples to the same class is valid from a microstructural point 
of view and based on a high correlation of irreducible water 
saturation with other parameters (Table 5, Figure 7).

Irreducible water saturation is commonly calculated 
based on a correlation with porosity. However, in carbonates 
subjected to diagenetic dissolution the correlation between 
these parameters is relatively low. In our study, we explore 
dependency of irreducible water saturation from permeability 
and structural coefficient (Lucia, 2007). Within all KØS rock 
types determination coefficients between irreducible water 
saturation and these parameters have remarkably high values 
(Figures 7a and 7b). 

The high values of the determination coefficients within 
the KØS rock types support the validity and applied value of 
the proposed classification index.

3.2.4 Microstructural Characterization of KØS Rock Types 
Microstructural characterization of the defined RTs is 

provided based on the analysis of microCT and NMR data. 
CT-scans provides characterization of the rock mineral 
composition, microtexture, and pore network (Figures 8, 9). 
NMR enables construction of a complete pore size distribution 
curve (Figure 10).

The translation of the Т2 values into pore sizes distribution 
is provided by means of the equation 7. In order to select a 
proper value of surface relaxivity coefficient (ρ), Т2-spectra 
are calibrated on the pore sizes distributions, derived from 
microCT and capillary tests (Coates et al., 1999; Shvalyuk et 
al., 2022b). The values of ρ for each RT are listed in Table 4.

The 1st RT is composed of dolomite mudstone, according 
to the microCT-images. The dolomite content (Cdol) amounts 
to more than 97%. The porosity varies from 3 to 10%, 
while the permeability does not exceed 1 mD. The porosity 
is represented by isolated intergranular pores and vugs 

Fig. 5. FZI3 rock typing: cross-plots of a) porosity-permeability; 
b) irreducible water saturation versus permeability; c) structural 
coefficient (the square root of the permeability to porosity ratio) 
versus irreducible water saturation

b)

c)

a)
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Table 1. Comparative analysis of the efficiency of the applied existing methods for rock typing of diagenetically modified carbonates

Method Pros Cons 

FZI 1 
 

• High determination coefficient in correlation 
between φ, k. 

• The concept bases on the difference in grain and 
pore morphology (size, shapes, etc.), theoretically 
enabling mapping the rock types with depositional 
settings. 

• Regressions between Swir and permeability / structural 
coefficient have insufficient correlation, because dissolution can 
considerably increase permeability due to development of pore 
channels, while the leaching effect on Swir can be diverse. 

• Defined rock types can considerably vary in microstructure that 
creates difficulties in their geological interpretation.  

• Thus, this index should be used mainly for rocks with primary 
intergranular porosity. 

RFN • High determination coefficient in correlation 
between φ, k, Swir. 

• The fabric number of a rock reflects its grain-size 
distribution and consequently can be mapped to 
Dunham classes. 

• The defined rock types can form statistically unrepresentative 
clusters at φ, k, Swir cross-plots and controversial correlations 
between the key parameters. 

• Defined rock types can considerably vary in microstructure that 
creates difficulties in their geological interpretation.  

• Thus, this index should be used mainly for rocks with primary 
intergranular porosity. 

FZI 2 • The rock types can be separated by threshold 
values of porosity, permeability and irreducible 
water saturation at the corresponding cross-plots. 

• Theoretically this enables distinguishing these 
classes along a borehole by applying the boundary 
values to the corresponding well logs.  

• The rock types form distinguishable groups of 
curves at Swir – Pc graphs 

• Correlations φ, k, Swir between the parameters are characterized 
by low determination coefficients. 

• Defined rock types largely vary in microstructure that creates 
difficulties in their geological interpretation. 
 

FZI 3 • FZI3 index includes all main rock characteristics, 
namely φ, k, Swir. 

• Despite the complexity, this index produces controversial rock 
typing in terms of distribution of samples between the classes, 
determination coefficients, and microstructures. 

Table 2. The values of determination coefficient (R2) between 
porosity, permeability and irreducible water saturation correlations 
obtained using four existing rock typing methods (RT1−RT4)

Method Porosity vs. 
Permeability 

Irreducible water 
saturation vs. 
Permeability 

Irreducible 
water saturation 

vs. Structural 
coefficient 

FZI 1 1st RT: R2 = 0.73 
2nd RT: R2 = 0.85 
3rd RT: R2 = 0.69 
4th RT: R2 = 0.94 

1st RT: R2 = 0.69 
2nd RT: R2 = 0.48 
3rd RT: R2 = 0.84 
4th RT: R2 = 0.98 

1st RT: R2 = 0.63 
2nd RT: R2 = 0.35 
3rd RT: R2 = 0.78 
4th RT: R2 = 0.99 

RFN 1st RT: R2 = 1.00 
2nd RT: R2 = 0.95 
3rd RT: R2 = 0.90 
4th RT: R2 = 0.99 

1st RT: R2 = 1.00 
2nd RT: R2 = 0.61 
3rd RT: R2 = 0.81 
4th RT: R2 = 0.94 

1st RT: R2 = 1.00 
2nd RT: R2 = 0.59 
3rd RT: R2 = 0.79 
4th RT: R2 = 0.94 

FZI 2 1st RT: R2 = 0.41 
2nd RT: R2 = 0.07 
3rd RT: R2 = 0.03 
4th RT: R2 = 0.04 

1st RT: R2 = 0.28 
2nd RT: R2 = 0.06 
3rd RT: R2 = 0.02 
4th RT: R2 = 0.18 

1st RT: R2 = 0.19 
2nd RT: R2 = 0.09 
3rd RT: R2 = 0.02 
4th RT: R2 = 0.17 

FZI 3 1st RT: R2 = 0.82 
2nd RT: R2 = 0.92 
3rd RT: R2 = 0.32 
4th RT: R2 = 0.28 

1st RT: R2 = 0.79 
2nd RT: R2 = 0.89 
3rd RT: R2 = 0.23 
4th RT: R2 = 0.05 

1st RT: R2 = 0.76 
2nd RT: R2 = 0.20 
3rd RT: R2 = 0.22 
4th RT: R2 = 0.13 

of nano- and microsize, thus, the rock type has the lowest 
permeability among the other rock classes (Table 4). 

The 2nd RT can be subdivided into two subgroups different 
in the dolomite content. The 1st subgroup composed of 
dolomitized (Cdol = 30 ÷ 70%) wackestone/packstone with 
isolated nano- and interconnected micropores (Figures 9, 10). 
The 2nd subgroup consists of packstones with less dolomite 

content, varying from 0% to 30%. Porosity is represented 
by isolated vugs and interconnected dissolution-enhanced 
channels of microsize. The porosity and permeability of the 
1st subgroup have lower ranges in comparison with the 2nd 
subgroup (Table 4). Thus, increase of dolomite cementation 
causes feasible reduction of permeability due to deterioration 
of the pores connectivity. Since the both subclasses have 
similar microtextures and pore types, which define the 
permeability and irreducible water saturation, these subclasses 
form consistent correlations between the reservoir properties, 
and are assigned to the same rock type.

The 3rd RT includes grainstones, which can also be 
divided into two subgroups according to their mineralogical 
composition. The 1st subgroup is represented by dolomitized 
limestone (Cdol = 20 ÷ 40), while the 2nd subgroup is composed 
completely of limestone (Cdol = 0 ÷ 8). Permeability of the 
both subclasses is controlled by dissolution-enlarged channels 
of micro and mesosize. As the result, despite on different 
dolomite content, the subgroups have comparable ranges 
of reservoir properties with high correlations that justifies 
assignment of the samples to the same rock type. 

The 4th RT comprises wackestones/packstones that 
have the highest permeability values (Table 4) among the 
all rock types due to developed system of interconnected 
microfractures and dissolution channels of mesosize. Since 
the rock matrix contains a large proportion of fine carbonate 
mud, Swir values can reach up to 20%.

The study shows that each rock type has distinguishable 
microstructural characteristics controlled by contribution 
of depositional settings and diagenetic process (mainly 
dissolution and dolomite cementation). Dolomite cementation 
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Table 3. Theoretical analysis of KØS entities in terms of contribution of different depositional and diagenetic factors
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Table 4. Summary table of KØS-derived rock types quantitative characteristics

RT Lithology and 
Dominant Pore Size 

Dominant type 
of Porosity 

KØS (m) φ (%) k (mD) Swir (%) Cdol (%) ρ (µm/s) 

1st RT Dolomite mudstone 
with isolated nano- 
and micropores 

Isolated 
interparticle 
pores and vugs 

< -0.2 4÷10 0.01÷0.78 12÷60 >97 2.2 

2nd RT 
(subgroup #1) 

Dolomitized 
wackestone/packstone 
with isolated nano- 
and interconnected 
micropores 

Vugs and 
interconnected 
channels 

-0.2÷0.13 8÷17 0.6÷35 6÷28 30÷70 2.9 

2nd RT 
(subgroup #2) 

Packstone with 
interconnected 
micopores 

Interconnected 
channels and 
vugs 

-0.2÷0.13 10÷20 3.6÷88 6÷16 <30 5.2 

3rd RT 
(subgroup #1) 

Dolomitized 
grainstone with 
interconnected 
micropores 

Dissolution-
enlarged 
channels 

0.13÷0.69 12÷16 32÷294 3÷10 20÷40 7.0 

3rd RT 
(subgroup #2) 

Grainstone with 
interconnected micro- 
and mesopores 

Dissolution-
enlarged 
channels 

0.13÷0.69 11÷21 16÷162 8÷14 <8 11.1 

4th RT Wackestone/Packstone 
with interconnected 
mesopores 

Large 
dissolution 
channels and 
microfractures 

>0.69 10÷14 203÷750 7÷20 <5 17.3 

Fig. 6. a) Cumulative frequency curve of KØS; b) Porosity-permeability cross-plot. Color of points corresponds to the rock types defined by 
KØS parameter.

a) b)

Fig. 7. a) Irreducible water saturation versus permeability cross-plot; b) The structural coefficient (the square root of the permeability to 
porosity ratio) versus irreducible water saturation cross-plot. Colour of points corresponds to rock types defined by KØS parameter

a) b)
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reduces the reservoir quality. Dissolution of primary pores 
and fractures leads to development of interconnected vugs 
and channels, which become the main contributors to the 
permeability.

4. Summary and conclusions
The paper provides an extended comparative analysis of 

four existing classification methods, evaluates their efficiency 
regarding rock typing of carbonate formations, and proposes a 
new alternative rock typing index. We can highlight the most 
important points as follows:

1. The results demonstrate that the existing techniques 
(modified FZI, Lucia-RFN classifiers) do not enable reliable 
rock typing that could be further used for spatial modeling 
of the diagenetically modified carbonate reservoirs. This is 
mainly caused by the fact that these models do not properly 
incorporate both depositional and diagenetic process 
contribution into permeability, porosity and irreducible water 
saturation of such carbonate reservoirs. Therefore, their 

application does not enable obtaining both hydraulically and 
geologically meaningful differentiation of the samples.

2. The research suggests a new rock typing index that 
proved to be efficient for classifying diagenetically modified 
carbonate reservoirs. This proposed index (KØS) is a 
function of integrated parameters, derived from permeability 
(k), porosity (φ), and irreducible water saturation (Swir) 
(Equation 8). The contribution of depositional and diagenetic 
processes and associated microfeatures into the integrated 
parameters is investigated using experimental studies 
(Table 3). Comparative analysis of the efficiency of the new 
index with the existing ones shows that the KØS-derived 
rock types have the highest determination coefficients (values 
varies from 0.40 up to 0.99 with an average R2 equal to 0.84) 
between the permeability, porosity and irreducible water 
saturation (Tables 2 and 5). 

3. The defined KØS rock types have distinguishable 
microstructures (Table 4, Figures 8–10) that confirm validity 
of the rock classification approach. The permeability trends 
within the rock types is associated with two major digenetic 
process – dissolution and dolomite cementation. Development 
of dissolution porosity considerably increases permeability, 
while Swir can remain relatively high, if the rock matrix is rich 
with micrite.

4. The new KØS rock typing index produces the 
consistent geologically-minded classification of the studied 
diagenetically modified carbonate reservoir due to integrating 
the key parameters, responding to both depositional and 
diagenetic settings. All the entities of the KØS index are used 
for reserves calculations and, thus, are commonly measured 
during petrophysical laboratory study. The index can be 
recommended for further application for carbonate reservoirs.

Table 5. The values of determination coefficient (R2) between 
porosity, permeability and irreducible water saturation correlations 
obtained using KØS rock typing method

Method Porosity vs. 
Permeability 

Irreducible water 
saturation vs. 
Permeability 

Irreducible water 
saturation vs. 

Structural 
coefficient 

KØS 1st RT: R2 = 0.66 
2nd RT: R2 = 0.90 
3rd RT: R2 = 0.82 
4th RT: R2 = 0.94 

1st RT: R2 = 0.40 
2nd RT: R2 = 0.88 
3rd RT: R2 = 0.88 
4th RT: R2 = 0.98 

1st RT: R2 = 0.84 
2nd RT: R2 = 0.84 
3rd RT: R2 = 0.90 
4th RT: R2 = 0.99 

Fig. 8. Alteration of the microstructure within the KØS rock types
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Fig. 10. NMR-derived pore size distributions for different KØS rock types

Fig. 9. Alteration of the void structure within the KØS rock types.
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nomenclature
Cdol – dolomite content, %
CT, microCT – X-ray microcomputed tomography
FZI – flow zone index
KØS – new rock typing index
NMR – nuclear magnetic resonance
R2 – determination coefficient
rc – pore throat radius, mAcknowledgments
RFN – rock fabric number
RT – rock type
RQI – reservoir quality index
k – absolute permeability, mD
(k/φ) ½ – structural coefficient, m
φ – total porosity, %
ρ – surface relaxivity, mm/s
S/V– the surface-to-volume ratio, m-1

Sw – water saturation volume, %
swir – irreducible water saturation volume, %
T2 – relaxation time, s
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новый метод рок-типизации диагенетически преобразованных 
карбонатных пород

Е. Швалюк*, А. Чистяков, Н. Ба, А. Мухаметдинова, А. Рябухин, М. Спасенных
Сколковский институт науки и технологий, Москва, Россия
*Ответственный автор: Елизавета Швалюк, e-mail: Elizaveta.Shvalyuk@skoltech.ru 

В статье проводится сопоставление эффективности 
применения существующих методов рок-типизации 
карбонатных пород и предлагается альтернативный 
классификатор. 

Для рок-типизации карбонатного коллектора, под-
вергшегося интенсивному диагенезу, были использованы 
четыре известных индекса. однако выделенные с их 
помощью рок-типы характеризовались низкими коэффи-
циентами корреляции между ключевыми параметрами, 
использующимися для построения геологической модели 
и подсчета запасов. Авторами предложен новый индекс 
KØS, который рассчитывается как функция коэффици-
ентов проницаемости (k), пористости (φ), и остаточной 
водонасыщенности (Swir). Влияние процессов осадко-
накопления и диагенеза на параметры нового индекса 
изучалось методами рентгеновской микротомографии 
(X-ray microCT) и ядерного-магнитного резонанса (NMR). 

сравнительный анализ предложенного индекса KØS 
с существующими показал, что у рок-типов, выделенных 
с его помощью, уравнения регрессии имеют наиболее 
высокие коэффициенты корреляции между подсчетными 
параметрами. Более того, каждый выделенный рок-тип 
обладает отличительной микроструктурой, что подтверж-
дает правомерность предложенного подхода для класси-
фикации горных пород. 

Так как все компоненты индекса KØS используются 
при подсчете запасов, и их определение входит в стандарт-
ные программы исследования керна, предлагаемый индекс 
может применяться практически на всех месторождениях 
углеводородов.

Ключевые слова: карбонатные породы, диагенез, 
рок-типизация, ЯМр, рентгеновская микротомография, 
характеристика пород-коллекторов, доломитизация, 
выщелачивание
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Эволюция состава стабильных изотопов водорода, кислорода 
и углерода в водах нефтегазоносных отложений северных 

районов Западной Сибири

Д.А. Новиков1,3*, А.Н. Пыряев2,3, А.А. Максимова1,3, Ф.Ф. Дульцев1, А.В. Черных1
1Институт нефтегазовой геологии и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН, Новосибирск, Россия

2Институт геологии и минералогии им. В.С. Соболева СО РАН, Новосибирск, Россия
3Новосибирский государственный университет, Новосибирск, Россия

В работе представлены результаты исследования изотопного состава кислорода и водорода вод и углерода 
водорастворенной углекислоты для нефтегазоносных отложений северных районов Западной сибири, охва-
тывающих широкий стратиграфический диапазон – мезозой (от сеномана до байоса) и частично палеозой. 
Полученные значения δD и δ18O – очень разнообразны, охватывают интервалы от –120‰ до –50‰ и от –17‰ до 
–2‰ соответственно. Такой разнообразный изотопный состав вод указывает на отсутствие унифицированного 
механизма накопления вод и их преобразование в ходе геологической эволюции Западно-сибирского осадочного 
бассейна. Главной чертой большинства изученных вод является выраженные значения изотопных кислородных 
сдвигов относительно GMWL (Global meteoric water line), в целом нарастающие с увеличением возраста водо-
вмещающих отложений и достигающие 9‰, что указывает на их древнее седиментационное происхождение.

Диапазоны вариации изотопного состава углерода растворенной в воде углекислоты (от –51,8‰ до +21,8‰) 
и его содержания в водах (от 0,2 до 38,6 ммоль/дм3) указывают на широкий спектр условий и процессов, уча-
ствующих в преобразовании водорастворенной углекислоты. Тем не менее, установлена общая закономерность 
изменения изотопного состава углерода CO2 во времени. На основании полученных данных предложена модель 
преобразования изотопного состава углерода углекислоты в виде замкнутого цикла «атмосфера – почвы – глу-
бокие водоносные горизонты», основанная на данных по изотопному составу водорастворенной углекислоты 
в водах нефтегазоносных отложений северных районов Западной сибири.
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Введение
Теоретические и экспериментальные исследования 

распределения стабильных изотопов (Н, о и с) в под-
земных водах являются основой при изучении различных 
генетических и геохимических типов природных вод. Их 
современный химизм является продуктом длительной 
геологической эволюции захороненных вод (в т.ч. сингене-
тичных). состав природных вод начинает формироваться 
в обстановках осадконакопления. Затем на стадиях диа- 
и катагенеза захваченные породой воды претерпевают 
значительные изменения, вовлекаясь во множество про-
цессов, таких как элизионный водообмен, вертикальная 
и латеральная миграция и взаимодействие в системе 
«вода – порода – газ – органическое вещество (оВ)». 
В этой связи наряду с составом растворенных веществ 
для правильной идентификации генетического облика 
подземных вод необходимо всесторонне изучать их 
изотопный состав. окончательное отнесение водного 

раствора к тому или иному генетическому типу возможно 
только после изучения изотопного состава вод, отвеча-
ющего процессам формирования их влаги, фракциони-
рования и обмена изотопами с окружающими породами 
(Novikov, 2018). Немаловажным параметром, позволяю-
щим получить дополнительные данные о взаимодействии 
вод с окружающей средой является изотопный состав рас-
творенного неорганического углерода. По этой характери-
стике можно оценить взаимодействие вод с органически-
ми соединениями и газами глубоких горизонтов, особен-
ностям формирования которых был посвящен цикл работ 
А.Э. Конторовича, В.с. Вышемирского, Л.И. Богородской, 
с.И. Голышева (Конторович и др., 1985а; Конторович и др., 
1985б; Вышемирский, Конторович, 1997; Вышемирский, 
Конторович, 1998).

огромный фактический материал по составу флюидов 
Западно-сибирского артезианского бассейна, накоплен-
ный с 50-х годов прошлого века, значительно расширил 
наши представления о составе подземной гидросферы. 
Вместе с тем вопросы генезиса подземных вод нефтега-
зоносных отложений Западной сибири широко дискути-
руются в научном сообществе с 60-х годов (ставицкий 
и др., 2004; Шварцев, Новиков, 2004; Курчиков, Плавник, 
2009; Новиков и др., 2021а; Novikov, 2017 и др.). 

Оригинальная Статья 
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среди немногих работ по изотопному составу подземных 
вод различных регионов Западно-сибирского артезиан-
ского бассейна следует отметить труды В.е. Ветштейна, 
А.Д. Назарова, с.И. Голышева, В.Г. Иванова, Л.Н. Крицук, 
В.А. Полякова и др. (Ветштейн и др., 1981; Голышев, 
Иванов, 1983; Крицук, Поляков, 2005; Лепокурова, 2012, 
Назаров, 2004; Поляков и др., 2008).

Изотопные методы исследований, начиная с пионерных 
работ Хармона Крейга (Craig, 1961) и Вилли Дансгаарда 
(Dansgaard, 1964), широко применяются при гидрогеохи-
мических исследованиях во всем мире. За многие годы 
изучения накоплен обширный материал по изотопному 
составу подземных вод Западно-Канадского нефтегазо-
носного бассейна (Hitchon, Friedman, 1969; Hitchon et al., 
1971; Connolly et al., 1990), бассейна уиллистон (Roston, 
Holmden, 2000), бассейнов Мичигана и Аппалачей 
(McNutt et al., 1987; Das et al., 1990; Wilson, Long, 1993), 
бассейна Иллинойс (Stueber, Walter, 1991; Stueber et al., 
1993; Strąpoć et al., 2008; Schlegel et al., 2011 a; Schlegel 
et al., 2011 b; Labotka et al., 2015), нефтегазоносных бас-
сейнов Китая (Cai et al., 2001; Nan et al., 2011; Jiang et al., 
2015; Zhu et al., 2015 и др.).

отдельное внимание следует уделить исследованиям, 
посвященным изучению изотопного состава седикахитов 
различной генетической природы (Конторович и др., 
1985а; Конторович и др., 1985б), выступающих первич-
ным материалом для формирования изотопного состава 
водорастворенного углерода. соответственно, приведен-
ные в них данные являются предпосылкой для выявления 
причин установления определенных значений δ13с в во-
дах, проанализированных в настоящем исследовании.

ранее выполненные исследовательские работы в боль-
шинстве случаев касались изотопного состава локальных 
районов Западной сибири, отдельных месторождений 
и водоносных горизонтов, находящихся, в основном, 
выше регионального турон-олигоценового водоупора 
и не имеющих перспектив для открытия залежей нефти 
и газа. В настоящем исследовании на примере уникальной 
выборки (225 проб) подземных вод из нефтегазоносных 
горизонтов широкого стратиграфического диапазона се-
верных районов Западно-сибирского осадочного бассейна 
сделана первая попытка анализа глобальных эффектов 
первичных и вторичных преобразований состава стабиль-
ных изотопов самих вод и растворенного неорганического 
углерода (Dissolved inorganic carbon – DIC).

Материалы и методы
отбор 225 проб проводился в несколько этапов 

(2018–2022 гг.) непосредственно на месторождениях 
из водоносных горизонтов от верхнего мела до верхнего 
палеозоя (рис. 1). Процедура отбора и хранения проб де-
тально описана в работе (Пыряев и др., 2022). отбор проб 
производился из разведочных скважин, где сохранились 
«реликтовые» пластовые воды, без участия агента заво-
днения и других технологических жидкостей.

Исследование изотопного состава кислорода, водо-
рода вод, а также DIC проводилось в Аналитическом 
центре МИИ Института геологии и минералогии им. 
В.с. соболева со рАН на масс-спектрометре изотопных 
отношений FinniganTM MAT 253. Изотопный состав кис-
лорода вод и углерода DIC определялись по известным 

методикам (Epstein, Mayeda, 1953; Evans et al., 2016; Górka 
et al., 2011; Nelson, 2000) с применением приставки пробо-
подготовки GasBench II. определения изотопного состава 
водорода вод проводили с помощью приставки пробопод-
готовки H/Device по методике, описанной в (Kopec et al., 
2019). Все измерения проводили относительно материалов 
сравнения МАГАТЭ: NBS-18 и NBS-19 при измерениях 
δ13CDIC; VSMOW2, SLAP2 и GISP при измерениях δD 
и δ18O (https://nucleus.iaea.org). Погрешность измерений 
не превышала 0,2‰ при анализе изотопного состава угле-
рода и кислорода и 2‰ – водорода. Полученные значения 
изотопного состава углерода приведены относительно 
мирового стандарта VPBD, кислорода и водорода – от-
носительно VSMOW.

Значения кислородных сдвигов (Кс) в индивиду-
альных пробах рассчитывали относительно глобальной 
линии метеорных вод (GMWL – Global meteoric water 
line (Craig, 1961)): Кс = δ18O – (δD – 10)/8. Величины 
дейтериевых эксцессов d (Dansgaard, 1964) рассчитывали 
по формуле: d = δD – 8·δ18o.

результаты
К настоящему времени в нефтегазоносных отложениях 

северных районов Западно-сибирского артезианского бас-
сейна установлены, в основном, нейтральные и слабоще-
лочные воды (pH 6,1–8,6) с восстановительной геохимиче-
ской средой (Eh от –360 до –150) и величиной общей мине-
рализации, варьирующей в широком диапазоне значений 
от 2 до 63,3 г/дм3 преимущественно ClNa, Cl–HCO3Na 
и HCO3–ClNa состава (по классификации с.А. Щукарева) 
(рис. 2). Наиболее минерализованные седиментогенные 
воды характерны для верхнеюрского водоносного ком-
плекса (оксфордского регионального резервуара). Их 
минерализация в отдельных скважинах Известинского, 
Комсомольского и Губкинского месторождений достигает 

Рис. 1. Местоположение изученных месторождений в север-
ных районах Западной Сибири. 1 – граница Западно-Сибирской 
нефтегазоносной  провинции;  2  –  изученные  месторождения 
нефти и газа.
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63,3 г/дм3 (Шварцев, Новиков, 2004; Новиков и др., 2019а; 
Novikov, 2020). В нижне-среднеюрском водоносном 
комплексе наиболее минерализованные воды до 55 г/дм3 
установлены в среднеюрских горизонтах Малыгинского 
месторождения на севере полуострова Ямал и на ряде 
площадей Надым-Тазовского междуречья.

В вышезалегающих апт-альб-сеноманском и неоком-
ском водоносных комплексах воды имеют преимуще-
ственно ClNa, Cl–HCO3Na и HCO3–ClNa состав, а на ряде 
поисковых площадей ClNa с повышенной долей кальция 
(до 12–15 %-экв.) с величиной общей минерализации 
1,5–25,3 г/дм3 в первом случае и 2,0–53,0 во втором. 
Доюрские водоносные комплексы (триас и палеозой) 
к настоящему времени изучены с помощью бурения 
весьма слабо, но, по имеющимся данным, в их пределах 
доминируют воды ClNa и Cl–HCO3Na состава с общей 
минерализацией 2,5–46,8 г/дм3 (Новиков и др., 2020а). 

Для северных районов Западной сибири характерен 
инверсионный тип вертикальной гидрогеохимической 
зональности, на фоне которой выделяется пик наиболее 
соленых седиментогенных вод верхнеюрских отложений. 
Природа этого явления объясняется нами рядом факторов: 
1) особенностями геологического строения, 2) палеоги-
дрогеологической историей изучаемого региона, 3) про-
цессами элизионного водообмена, следствием которых 
является широкое развитие аномально-высоких пласто-
вых давлений (АВПД) (Новиков, 2019), 4) сопряженными 
процессами нефтегазообразования и связанными с ними 
конденсатогенными водами (Novikov, 2017; Novikov, 2022) 
и 5) катагенетическими изменениями химического состава 
подземных вод за счет взаимодействия в системе «вода – 
порода – газ – органическое вещество» (Шварцев, 1991; 
Шварцев, 1992; Шварцев, 2008; Новиков и др., 2019а; 
Novikov, 2020).

Величина общей минерализации юрско-меловых 
водоносных комплексов закономерно снижается в на-
правлении от центральных районов к периферии бассей-
на до 2–5 г/ дм3, где расположены современные области 
питания и развиты инфильтрогенные воды. В этом же на-
правлении происходит закономерная смена химического 
состава подземных вод с ClNa на HCO3–ClNa (Кругликов, 
1964; Novikov, Sukhorukova, 2015). В верхней части 
гидрогеологического разреза, в пределах криогенной 
толщи, на полуострове Ямал широким распространением 
пользуются криопэги с величиной общей минерализации 
до 150 г/дм3 ClNa–Mg состава (Мельников, спесивцев, 
1995; стрелецкая, Лейбман, 2002; Криосфера…, 2013).

В целом, подземные воды нефтегазоносных отложений 
отличаются бессульфатностью, значительным содержа-
нием растворенных оВ и газов углеводородного состава. 
Предельные содержания микрокомпонентов (мг/ дм3) до-
стигают у: стронция до 1320, брома до 232, бора до 200, 
аммония до 150, йода до 136, кремния до 61, фтора до 12. 
Происхождение подземных вод хорошо просматривается 
по величинам генетических коэффициентов. Наиболее 
сильно различаются седиментогенные и конденсатоген-
ные воды. Так, отношение rNa/rCl у первых составляет 
0,78–1,04 при среднем значении 0,92, а у вторых – 0,19–
1,90 при среднем 0,66. средние величины Cl/Br коэффи-
циента равны 277 и 385, Ca/Cl – 0,05 и 0,5, (Br/ Cl)·103 – 
3,81 и 2,94. Наиболее сильно эти генетические типы вод 
отличаются по среднему отношению B/Br – 0,16 и 2,82, 
соответственно.

Газонасыщенность подземных вод в пределах ниж-
него гидрогеологического этажа ведет себя неодинаково 
и может меняться в пределах одного пласта в два и более 
раз. Вероятно, такие различия могут быть обусловлены 
межпластовыми перетоками, особенно характерными 

Рис. 2. Диаграмма Пайпера химического состава подземных вод нефтегазоносных отложений северных районов Западной Сибири 
(а) и их распределение по величине общей минерализации (б). Возраст водовмещающих отложений: 1 – сеноман; 2 – альб; 3 – апт; 
4 – готерив; 5 – валанжин; 6 – валанжин – берриас; 7 – оксфорд; 8 – келовей; 9 – бат; 10 – байос – аален; 11 – доюрский
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для углеводородных газов (Вышемирский, Конторович, 
1998). При этом сохраняется общая тенденция увеличения 
газонасыщенности с глубиной от 0,3–3,0 л/л в апт-альб-
сеноманском до 0,9–5,7 в нижне-среднеюрском комплексе 
(Кругликов и др., 1985; Novikov, 2022). В юрско-меловых 
водоносных горизонтах повсеместно развиты мета-
новые воды с содержанием метана в среднем от 95,5 
об. % в апт-альб-сеноманском комплексе до 83,3 об. % 
в нижне-среднеюрском. Происходит снижение его кон-
центраций по мере погружения водоносных горизонтов 
(ВГ). с глубиной происходит рост содержаний гомологов 
метана от 1,3 об. % в апт-альб-сеноманском до 11,7 об. % 
в нижне-среднеюрском комплексе. отмечаются также 
рост содержаний углекислого газа и одновременное по-
нижение отношения суммы тяжелых углеводородов 
к азоту от 96 в апт-альб-сеноманском комплексе до 52 
в нижне-среднеюрском. содержание азота не превышает 
15 об. %, углекислого газа – 4 об. %, водорода – 6 об. %, 
гелия – 0,14 об.% и аргона – 0,19 об. % соответственно 
(Новиков, 2020).

Ввиду большого объема выполненных изотопных 
исследований данные по отдельным пробам приведены 
только на рисунках, при этом в табл. 1 сведены результаты, 
объединяющие значения по всем изученным водоносным 
горизонтам. Изученные воды имеют широкий диапазон 
вариации изотопного состава кислорода и водорода. 
относительная концентрация дейтерия в них варьирует 
от –123‰ до –54‰, изменяясь почти на 70‰ для инди-
видуальных проб. Изотопный состав кислорода при этом 
изменяется от –16,6‰ до –2,5‰, т.е. разница в изотопном 
составе самых тяжелых и самых легких вод достигает 14‰. 

Для наглядности данные по изотопному составу кисло-
рода и водорода в отдельных пробах представлены в виде 
точек на рис. 3. Там же представлена GMWL (Global mete-
oric water line) (Craig, 1961). Из рисунка видно, что боль-
шинство точек изотопного состава вод располагается 

правее GMWL, т.е. изотопный состав кислорода в этих 
пробах имеет выраженный изотопный Кс (Craig, 1966). 
Вариация значений δ18o и Кс для индивидуальных проб 
от возраста водовмещающих пород представлена на рис. 
4, при этом усредненные значения Кс и интервалы их 
изменения приведены в табл. 1. Значения Кс в индивиду-
альных пробах находятся в диапазоне от –1,3‰ до +8,6‰. 
В случае проб с отрицательными значениями Кс кор-
ректней будет указать величины дейтериевых эксцессов 
d – параметра, отражающего пересыщение вод дейтерием 
относительно усредненного изотопного состава метеор-
ных вод, представленного GMWL.

Диапазоны вариации дейтериевого эксцесса и его ус-
редненные значения по пробам в изученных водоносных 
горизонтах представлены в табл. 1. Значения d в инди-
видуальных пробах достигают 21‰, что, по-видимому, 

Рис.  3.  Изотопный  состав  кислорода  и  водорода  подзем-
ных  вод  нефтегазоносных  отложений  северных  районов  За-
падной  Сибири.  Глобальная  линия  метеорных  вод  –  GMWL: 
dD = 8·d 18O+10  (Craig,  1961). Возраст водовмещающих от-
ложений: мезозойские: 1 – сеноман; 2 – альб; 3 – апт; 4 – го-
терив; 5 – валанжин; 6 – валанжин – берриас; 7 – оксфорд; 
8 – келовей; 9 – бат; 10 – байос – аален; 11 – доюрский

Рис. 4. Вариация изотопного состава кислорода вод (а) и величины КС (б) от возраста водовмещающих отложений. Pz – палеозой; 
мезозой: юрская система: J2a – аален; J2b – байос; J2bt – бат; J2k – келловей; J3o – оксфорд; J3km – кимеридж; J3v – волга; меловая систе-
ма: K1b – берриас; K1v – валанжин; K1g – готерив; K1a – апт; K1al – альб; K1cm – сеноман. Областями выделены диапазоны вариации 
δ18O (а) и общего тренда изменения величины КС (б) для вод мезозойских водоностных отложений. Условные обозначения см. рис. 2
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может является следствием конденсатогенной природы 
этих вод.

Представленная выборка охватывает практически 
непрерывный стратиграфических ряд водоносных пла-
стов от аалена (средняя юра) до сеномана (верхний мел). 
Для сравнения также были привлечены данные по водам, 
отобранным из пластов верхнего палеозоя. При указанных 
выше вариациях изотопного состава кислорода, зависи-
мость Кс от возраста водоносных пластов имеет экстре-
мальную форму с максимумом (~ 9‰), приходящимся 
на отложения берриаса (нижний мел).

содержание водорастворенного неорганического угле-
рода (DIC), как сумма диссоциатов угольной кислоты и во-
дорастворенного углекислого газа (CO2водн+CO3

2–+HCO3
–), 

и его изотопный состав представлены на рис. 5а, вариация 
изотопного состава DIC от возраста водоносных отложе-
ний представлена на рис. 5б. Концентрация DIC в иссле-
дованных водах варьирует в широком диапазоне значений: 
от 0,17 до 38,6 ммоль/л при δ13с от –51,8‰ до +21,8‰. 
Для большинства исследованных вод доминирующей 
компонентой в составе DIC выступал гидрокарбонат-ион, 
при этом CO2 водн и ион CO3

2– в большинстве проб при-
сутствовали лишь в следовом количестве. Исключением 
являются единичные пробы, отобранные из водоносных 
горизонтов сеноманского, альбского, валанжинского и ва-
ланжин-берриасового возрастов. Наиболее обогащенными 
CO2 водн выступили воды сеноманского горизонта, где со-
держание CO2 водн в ряде случаев превышало содержание 
других диссоциатов на несколько порядков.

Обсуждение
изотопный состав кислорода и водорода вод
Из рис. 3 видно, что лишь отдельные точки, отражаю-

щие изотопный состав исследованных вод, ложатся на со-
временную глобальную линию метеорных вод. К таким 
пробам относятся в первую очередь воды, отобранные 
из сеноманских отложений, и одна – из валанжин-берри-
асских. На первый взгляд, такое положение точек может 
указывать на современное метеорно-инфильтрационное 
питание этих водоносных горизонтов (Alçiçek et al., 2019). 
однако некоторые сомнения вызывает широкий диапазон 
вариации изотопного состава кислорода и водорода вод 
даже на линии GMWL, поскольку для современных ме-
теорных вод, инфильтрующихся в водоносные горизонты 
в областях питания, следовало бы ожидать усредненного 
изотопного состава атмосферных осадков за весь сезон 
(Ферронский, Поляков, 2009). Широкая вариация изо-
топного состава вод сеноманского водоносного горизонта 
также может быть обусловлена и довольно широким 
пространственным удалением отдельных месторождений 
и, соответственно, различиями климатических условий 
формирования вод на момент их выпадения в виде ат-
мосферных осадков.

Большинство изученных вод имеет изотопный со-
став, существенно отклоняющийся от тренда глобальной 
линии метеорных вод. относительное обогащение вод 
тяжелым изотопом кислорода 18о наблюдается для боль-
шинства вод, начиная с ааленского водоносного горизонта 

Табл. 1. Распределение изотопных характеристик подземных вод нефтегазоносных отложений северных районов Западной Сибири. 
Примечание: минерализация, содержание DIC и изотопные характеристики подземных вод представлены в следующем виде: над 
чертой представлен диапазон вариации соответствующих значений для проб, отобранных из водоносного горизонта соответству-
ющего возраста, под чертой представлено усредненное значение по всем пробам из данного возрастного интервала

Возраст Номер 
на рис. 2 

М, мг/дм3 DIC сумма, 
ммоль/дм3 

δ13СVPDB, 
‰ 

δDVSMOW, 
‰ 

δ18OVSMOW, 
‰ 

КС, 
‰ 

d, 
‰ 

Кол–во 
проб, шт. 

сеноман 1 224 ÷ 20269 
6257 

1 ÷ 26 
4 

–52,0 ÷ 18,0 
–6,0 

–109 ÷ –60 
–78 

–16,0 ÷ –8,0 
–11,0 

–1,2 ÷ 2,4 
0,0 

–9 ÷ 19 
10 32 

альб 2 687 ÷ 22855 
18384 

1 ÷ 37 
11 

–21,8 ÷ 21,8 
+12,0 

–123 ÷ –58 
–62 

–16,0 ÷ –7,0 
–8,6 

–0,1 ÷ 1,4 
1,0 

–0,88 ÷ 10,8 
+4 16 

апт 3 10691 ÷ 23848 
19007 

3 ÷ 15 
8 

–13,6 ÷ 13,9 
–3,0 

–72 ÷ –55 
–58 

–9,0 ÷ –7,0 
–7,0 

0,7 ÷ 1,8 
1,0 

–4,73 ÷ 5,02 
–2 8 

готерив 4 202 ÷ 21387 
11112 

1 ÷ 31 
10 

–15,0 ÷ 18,0 
–1,0 

–115 ÷ –54 
–58 

–15,0 ÷ –6,0 
–7,0 

0,2 ÷ 6,3 
2,0 

–21 ÷ 9 
–6 30 

валанжин 5 53 ÷ 22717 
4488 

0 ÷ 39 
8 

–45,0 ÷ 10,0 
–12,0 

–166 ÷ –55 
–79 

–23,0 ÷ –5,0 
–7,0 

–1,0 ÷ 7,1 
3,0 

–46 ÷ 18 
–13 68 

валанжин –  
берриас 6 170 ÷ 15261 

6294 
0 ÷ 35 

14 
–16,0 ÷ 4,0 

–10,0 
–123 ÷ –90 

–99 
–17,0 ÷ –6,0 

–7,0 
–1,2 ÷ 8,6 

5,0 
–59 ÷ 10 

–36 31 

оксфорд 7 29565 ÷ 53690 
32669 

9 ÷ 16 
10 

–19,0 ÷ 9,0 
–6,0 

–78 ÷ –70 
–72 

–8,3 ÷ –6,9 
–8,0 

1,5 ÷ 2,9 
2,0 

–22 ÷ –4 
–9 6 

келовей 8 201 ÷ 2781 
374 

2 ÷ 4 
3 

–42,0 ÷ –16,0 
–22,0 

–103 ÷ –86 
–96 

–15,0 ÷ –
13,0 

–14,0 

–1,3 ÷ 4,1 
–1,0 

18 ÷ 21 
+20 7 

бат 9 1082 ÷ 20579 
12801 

2 ÷ 37 
29 

–16,0 ÷ –7,0 
–10,0 

–114 ÷ –64 
–80 

–15,0 ÷ –5,0 
–8,0 

0,9 ÷ 4,0 
4,0 

–22 ÷ 3 
–16 11 

байос – 
аален 10 10761 ÷ 22259 

17495 
11 ÷ 24 

23,5 
–15,0 ÷ –4,0 

–12,0 
–69 ÷ –62 

–63 
–6,0 ÷ –4,0 

–5,0 
4,0 ÷ 8,0 

5,0 
–28 ÷ –20 

–25 4 

палеозой 11 22986 ÷ 71073 
37014 

3 ÷ 30 
11 

–15,0 ÷ 3,0 
–6,0 

–77 ÷ –59 
–72 

–10 ÷ –2 
–8,0 

0,3 ÷ 6,8 
1,3 

–56 ÷ 14 
–1 9 
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и заканчивая сеноманским, что хорошо видно из рис. 4б 
по положительным значениям Кс относительно GMWL. 
согласно литературным данным (Новиков и др., 2020б; 
Ферронский, Поляков, 2009; Alçiçek et al., 2019), такое 
обогащение в первую очередь связывают с двумя фактора-
ми: испарением, а также длительным высокотермическим 
контактом вод с породами, обогащенными тяжелыми изо-
топами кислорода 18O, например такими, как карбонаты 
(Hoefs, 2021), т.е. в процессе взаимодействия в системе 
вода – порода (water-rock interaction – WRI). В нашем слу-
чае, по-видимому, насыщение вод тяжелым кислородом 
обусловлено суммой указанных факторов. Аналогичный 
эффект мы наблюдали (Новиков и др., 2021а) для род-
ственных исследованным в настоящей работе объектов 
– пластовых вод разрабатываемых нефтяных месторож-
дений южных районов Западной сибири.

В более молодых водоносных горизонтах наблюдаются 
постепенное насыщение вод легким изотопом O16 (рис. 4а) 
и уменьшение величины Кс (рис. 4б), что, очевидно, 
связано как с уменьшением времени процессов WRI, так 
и с изменением условий, при которых сингенетичные 
воды были захоронены и находились в соответствующих 
водоносных горизонтах. Логично, что для вод более 
древних глубокопогруженных горизонтов, время и темпе-
ратуры WRI были большими, что давало больший вклад 
во вторую составляющую обогащения изотопного состава 
кислорода тяжелым изотопом 18o. В то же время, из рис. 4 
видно, что воды палеозойских отложений обогащены тя-
желым кислородом 18o в относительно меньшей степени 
в сравнении с водами более молодых водоносных гори-
зонтов, несмотря на теоретически больший промежуток 
времени WRI. Предположительно, меньшая величина Кс 
для палеозойских вод обусловлена меньшим испарением 
вод до захоронения в этот период, т.е. палеозойские воды 
за счет меньшего испарения в меньшей степени были обе-
днены легким изотопом 16O, поэтому точки их изотопного 

состава были в меньшей степени сдвинуты вправо вверх 
относительно GMWL, чем точки более молодых водо-
носных горизонтов. По-видимому, это может косвенно 
указывать на меньшие климатические температуры 
в данном регионе в палеозое, что хорошо согласуется 
с предложенными в работе (Новиков и др., 2019б) схемой 
периодизации гидрогеологической истории и характери-
стикой палеосреды северной части Западно-сибирского 
мегабассейна (Конторович и др., 2013).

рассматривая глубокозалегающие водоносные гори-
зонты, подверженные воздействию повышенных пласто-
вых температур более 70 °с (Новиков и др., 2019; Новиков, 
Шварцев, 2009; Новиков, Борисов, 2021), следует также 
учитывать процессы формирования конденсатогенных 
вод, сопровождающиеся их фракционированием и по-
следующей миграцией в вышезалегающие водоносные 
горизонты. Принимая во внимание общую тенденцию 
фракционирования при испарении и переносе в первую 
очередь легких по изотопному составу вод (водоуглерод-
ную смесь, состоящую из вод и способных к миграции 
углеводородов), логично предположить, что для глубо-
копогруженных горизонтов, где нагрев идет снизу вверх, 
перенос влаги, обогащенной относительно более легкими 
изотопами, происходит в этом же направлении. 

Таким образом, на основе вышесказанного можно за-
ключить, что следует ожидать постепенное относительное 
обеднение нижележащих вод легким изотопом 16о с даль-
нейшим его переносом в вышележащие горизонты посред-
ством межпластовых частичных переносов. Возможно, 
этим и обусловлен изотопный состав ряда сеноманских 
проб, очень близкий к современному изотопному составу 
метеорных вод. соответственно, можно предположить, 
что регистрируемый «современный» изотопный состав та-
ких вод отражает уже не нативное соотношение изотопов 
на момент захоронения, а динамически измененный изо-
топный состав за счет привноса порций легких изотопов 

Рис. 5. Концентрация и изотопный состав DIC в водах нефтегазоносных отложений северных районов Западной Сибири (а), вари-
ация изотопного состава DIC от возраста водовмещающих отложений (б). Красной линией (б) условно отражена работа изотоп-
ного «осциллятора» – см. пояснения в тексте. Условные обозначения см. на рис. 2, 4.
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из нижележащих водоносных горизонтов. Но подчеркнем, 
что высказанная выше гипотеза требует более глубокой 
проработки с привлечение расчетных методов.

Приведенные данные для вод водовмещающих пород 
палеозойского возраста в целом соответствуют вышеопи-
санным тенденциям преобразований изотопного состава 
кислорода и водорода. однако на текущий момент объ-
ем данных недостаточно представителен, чтобы делать 
более конкретные выводы. Требуются дополнительные 
исследования в этом направлении. Полученные данные 
представлены в настоящей работе в первую очередь 
для общего набора статистики по изотопному составу 
вод столь редких и сложных для исследования объектов.

В целом, генезис изученных вод следует рассматривать 
как древний седиментационный с постепенным захороне-
нием отдельных порций сингенетичных вод вместе с по-
родами. Первичное обогащение вод тяжелым изотопом 
18o за счет испарения в теплых климатических условиях 
в последующем дополнительно усилилось их изотопным 
обменом с кислородсодержащими породами.

изотопный состав DIC
Изотопный состав DIC в изученных пробах очень ва-

риативен и охватывает широкий диапазон значений δ13с: 
от –51,8‰ до 21,8‰. очевидно, что такое многообразие 
связано главным образом с широким спектром процессов 
преобразования оВ в со2 и дальнейшего изотопного 
обмена сформированной углекислоты с окружающим 
органическим и неорганическим углеродсодержащим 
веществом. В свою очередь, изотопный состав углеро-
да захороненного органического вещества может быть 
весьма разнообразным и определяется как материалом 
материнского оВ, так и степенью его катагенетических 
преобразований (Конторович и др., 1985а, 1985б), рис. 6. 
Так, А.Э. Конторовичем с коллегами было показано, 
что для седикахитов терригенного и морского проис-
хождения различия в изотопном составе углерода могут 
достигать более 5‰. Можно предположить, что частично 
вариация изотопного состава DIC может быть обусловлена 
и этим фактором.

Термический распад оВ в окислительной обстановке 
приводит к формированию CO2, который наследует изо-
топный состав углерода-прекурсора. На этом принципе 
основан классический метод анализа изотопного состава 
углерода в органических веществах (Hoefs, 2021). В то же 
время преобразование оВ в природе – комплексный про-
цесс, включающий первичное преобразование оВ в ре-
зультате жизнедеятельности микроорганизмов и бактерий 
(Londry, 2008; Pohlman et al., 2008), дальнейшее преоб-
разование более устойчивых органических компонентов 
при катагенетических изменениях и выделение отдельных 
фракций легкомигрирующих компонентов, что также 
подчеркивается в работе (Конторович и др., 1985а), где 
указано, что изотопный состав углерода седикахитов 
сильно зависит от стадии преобразования оВ и имеет 
нелинейную функцию изменения.

Кроме того, высвобождаемая в ходе таких процессов 
углекислота способна участвовать в процессах силикат-
карбонатного выветривания горных пород, находящихся 
в контакте с подземными водами (Das et al., 2005), т.е. 
изотопного обмена с окружающей средой. еще одним 
осложняющим интерпретацию результатов фактором мо-
жет служить вариативность изотопного состава углерода 
флюидов, возникающая вследствие их фракционирования 
при процессах дегазации. В работе (Li et al., 2022) нагляд-
но показано, что в процессе добычи метана из угольных 
сланцев наблюдается его четырехступенчатое фракци-
онирование с изменением изотопного состава углерода 
по схеме «стабильный – легче – тяжелее – снова легче». 
Безусловно, учет всех факторов возможного влияния 
на изучаемые системы стабильных изотопов – задача край-
не сложная. Поэтому в настоящей работе мы постарались 
рассмотреть лишь общие наблюдаемые закономерности 
для широкой серии объектов с целью минимизации вли-
яния отдельных частных факторов на общую картину.

Из представленной на рис. 5а зависимости видно, 
что по мере насыщения вод углекислотой распределение 
изотопного состава DIC сужается: от исходного разброса 
значений d13C более чем в 70‰ в области низких концен-
траций DIC (от 0 до 10 ммоль/дм3) оно постепенно сокра-
щается сначала до ~40‰ в диапазоне концентраций DIC 

Рис. 6. Эволюция изотопного состава углерода в седикахитах в докембрии и фанерозое (Конторович и др., 1985а): 1 – террагенные; 
2 – аквагенные (плактоногенные) седикахиты; 3 – граптолитовые сланцы силура западной части Сибирской платформы; интервал 
вариаций 13С: 4 – в гетерогенных; 5 – в аквагенных седикахитах. Обозначения: PR – протерозойская акротема; системы: V – венд; 
Є – кембрий; O – ордовик; S – силур; D – девон; C – карбон; P – пермь; T – триас; J – юра; K – мел; KZ – кайнозойская эратема
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от 10 до 30 ммоль/дм3 и далее до ~20‰ при концентрациях 
DIC выше 30 ммоль/дм3. Также, очевидно, что содержание 
DIC в водах не имеет прямой взаимосвязи с возрастом 
водовмещающих отложений и связано в первую очередь 
с доступностью углеродсодержащего вещества водам 
и бактериям, принимающим непосредственное участие 
в его переработке. Подтверждение этого тезиса хорошо 
видно из представленной на рис. 5а зависимости для то-
чек, отвечающих содержанию DIC в водах палеозойских 
отложений: содержание углекислоты в отдельных пробах 
даже ниже, чем в ряде проб более молодых водоносных 
горизонтов.

изотопный осциллятор
Изменение изотопного состава углерода носит волно-

образный характер (рис. 5б). Причина такого поведения 
зависимости, скорее всего, связана с нелинейным из-
менением изотопного состава самого оВ от времени его 
преобразования, что отмечается в работе (Конторович 
и др., 1985а). Вероятно, волнообразный характер функции 
изотопного состава DIC может быть обусловлен конку-
ренцией процессов бактериального преобразования оВ 
в водоносных горизонтах, что неизбежно приводит к сме-
не механизмов изотопного фракционирования (Новиков 
и др., 2020б). условно закрытую систему глубокозале-
гающего водоносного горизонта следует рассматривать 
как затухающий гармонический осциллятор (Трубецков, 
рожнев, 2001), где источником «колебаний» изотопного 
состава выступают конкурирующие процессы преобра-
зования оВ, которые, по-видимому, со временем должны 
выходить на определенный базовый уровень данной 
системы. условными «максимумами колебаний» такого 
изотопного осциллятора выступают бактериальные про-
цессы преобразования оВ, сырьем в которых являются 
продукты соответствующего конкурирующего процесса, 
а изотопный состав углерода выделяемой в каждом случае 
углекислоты находится как раз в этих «максимумах»: вы-
раженный положительный при метаногенезе и уходящий 
в глубоко отрицательный при сульфат-метановых пере-
ходах (Новиков и др., 2021б).

Предполагая сохранение затухающей волнообразной 
функции, что также видно из сужения разброса изотопно-
го состава DIC в водах палеозойских отложений, можно 
предположить, что система стремится к некоторому 
равновесному значению d13C – около –10‰ в нашем слу-
чае. Полученное значение d13C, на удивление, довольно 
близко к усредненному изотопному составу воздушной 
углекислоты, поглощенной атмосферными осадками 
(Новиков и др., 2021в; Kopec et al., 2019) с учетом коэф-
фициента фракционирования (Zang et al., 1995): от –9,2‰ 
до –10,2‰. Принимая корректность предложенной ги-
потезы, просматривается интересная закономерность, 
предполагающая гомогенизацию изотопного состава 
углекислоты в подземных водах и замыкающая изотопный 
круговорот углерода в системе «воздушный со2 – органи-
ческое вещество – DIC». Этот круговорот можно описать 
следующим образом.

Исходный атмосферный углекислый газ (CO2
АТМ) 

является первоисточником большей части углекислоты, 
поглощаемой как атмосферными осадками, так и расти-
тельностью при фотосинтезе. условно атмосферу можно 

рассматривать как обобщенный первичный резервуар, 
накапливающий углекислоту с усредненным изотопным 
составом углерода.

При фотосинтезе растения фракционируют углекисло-
ту, насыщая свои ткани легким изотопом, который, неиз-
бежно, после гибели растений попадает в почву (CO2

рАс). 
Тяжелый углекислый газ служит основой для построения 
карбонатного материала, накапливающегося, в конечном 
итоге, в виде массива карбонатсодержащих осадочных 
пород (CO2

КАрБ). Таким образом создается первая ступень 
преобразования и разделения атмосферной углекислоты.

Атмосферные осадки, поглощая сначала атмосфер-
ный CO2, инфильтруются через почвенный слой в более 
глубокие горизонты, захватывают приповерхностную 
биогенную изотопно-легкую углекислоту, а также диффу-
зионную почвенную углекислоту, близкую по изотопному 
составу к атмосферной. Частичный изотопный обмен 
такого DIC с породами при инфильтрации приводит, 
в среднем, к значениям d13C(сO2

ИНФ), близким к –12‰ (по 
собственным наблюдениям). условно, этот этап можно 
рассматривать как вторую ступень преобразования изо-
топного состава углерода углекислоты. В данном случае, 
уже не атмосферной, а водорастворенной.

Захоронение таких вод в комплексе с органическим 
материалом (d13CорГ < –30‰), либо выделение их в водо-
носные горизонты, ограниченные надежными водоупора-
ми, запускает тот самый маятник (осциллятор), принцип 
работы которого описан выше. Переработка оВ в CO2 
и его дальнейшее участие в жизни бактериальных коло-
ний приводят к «раскачиванию» изотопного состава DIC 
от высоко положительных (при метаногенезе) до глубоко 
отрицательных (при сульфатметановых переходах – SMT). 
Данный этап следует рассматривать как третью ступень 
преобразования углекислоты – уже в глубоких водонос-
ных горизонтах.

Параметром, характеризующим угасающие колебания 
изотопного осциллятора, как показано на примере наших 
данных, является некая усредненная величина изотопного 
состава углерода (d13Cу), возникающая, очевидно, при до-
стижении условного равновесия в работе двух конкури-
рующих бактериальных систем. В нашем случае приме-
чательно то, что эта усредненная дельта оказалась очень 
близкой к изотопному составу атмосферной углекислоты. 
соответственно, возврат такой углекислоты как высоко-
мобильного компонента подземных вод, наиболее под-
верженного миграции (Вышемирский, Конторович, 1998), 
обратно в атмосферу (эманациями индивидуального 
углекислого газа на поверхность, либо в виде DIC) с точки 
зрения изотопного состава не будет привносить никаких 
изменений и, по-видимому, может рассматриваться как за-
мыкающее звено вышеописанной цепи. 

Цикличность процессов накопления органических 
веществ (нефтей, углей и газов) была показана в работах 
В.с. Вышемирского и А.Э. Конторовича (Вышемирский, 
Конторович, 1997; Вышемирский, Конторович, 1998). 
развивая эту мысль в настоящей работе, мы попытались 
продемонстрировать участие накапливаемых углеводо-
родов в еще более широком цикле углерода в глобальной 
системе «подземные воды – органическое вещество – 
бактерии – газы», которая стремится к равновесному 
значению d13C, близкому к атмосферной углекислоте, 
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являющейся, по сути, базовым источником углекислоты 
в природных водах. Подчеркнем, что предложенный меха-
низм носит на текущий момент только гипотетический ха-
рактер и требует дальнейшего развернутого исследования 
с привлечением аналогичных объектов и еще большего 
фактического материала.

Заключение
Впервые получена представительная выборка данных 

по изотопному составу кислорода и водорода пластовых 
вод нефтегазоносных отложений северных районов 
Западной сибири, охватывающих временной интервал 
от палеозоя до верхнего мела. Широкий интервал зна-
чений δD и δ18O указывает на существенные изменения 
палеоклиматических условий, при которых происходило 
формирование и захват сингенетической влаги породами: 
от теплых до прохладных. Для большинства изученных 
вод наблюдаются выраженные Кс, что указывает на те-
плые климатические условия формирования влаги с ак-
тивным испарением ее с поверхности древних бассейнов 
и дальнейшее преобразование изотопного состава кисло-
рода вод при взаимодействии с окружающими породами. 
Полученные тренды изменения изотопного состава захо-
роненных вод, а также величин d и Кс хорошо совпадают 
с предполагаемыми изменениями палеоклиматических 
условий исследованного региона и могут служить услов-
ным палеотермометром.

установлено, что для изученных вод в целом наблю-
дается постепенное их насыщение водорастворенным 
неорганическим углеродом с увеличением возраста 
водовмещающих пород, при этом его изотопный состав  
изменяется нелинейно, варьируя от глубоко отрицатель-
ных до положительных значений согласно волнообразной 
функции. Предположено, что такая вариация может быть 
связана с изменением механизма преобразования оВ в во-
дах и конкурирующими процессами термической органо-
деструкции, метаногенеза, сульфатредукции и сульфат-
метанового перехода, осложненных карбонат-силикатным 
выветриванием. Конкретные детали протекания этого 
комплексного процесса требуют дополнительных иссле-
дований, выходящих за рамки настоящей работы, но важ-
нейшим наблюдением здесь выступила гомогенизация 
изотопного состава DIC. Предложена модель, предпола-
гающая гомогенизацию изотопного состава углекислоты 
в подземных водах до значений, близких к усредненным 
значениям воздушного CO2 с учетом коэффициентов фрак-
ционирования. Выявленный эффект, возможно, указывает 
на замыкание углеродного цикла в системе «воздушный 
со2 – органическое вещество – DIC».
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abstract. The results of a study of the isotopic composition 
of oxygen and hydrogen of groundwater and dissolved 
inorganic carbon in oil and gas deposits of the northern 
regions of Western Siberia, covering a wide stratigraphic 
range – Mesozoic and Paleozoic are presented. The obtained 

values are very diverse, covering the intervals from –120 to 
–50‰ (δD) and from –17 to –2‰ (δ18O). Such a variable 
isotopic composition of waters indicates the absence of a 
unified mechanism for the accumulation of waters and their 
transformation during the geological evolution of the West 
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Siberian sedimentary basin. The main feature of most of the 
studied waters is the pronounced values of oxygen isotope 
shifts relative to GMWL, which generally increase with the 
age of water-bearing deposits and reach 9‰, which indicates 
their ancient sedimentary origin.

Variations in the isotopic composition of DIC (from –51.8 
to +21.8‰) and its content in waters (from 0.2 to 38.6 mmol/I) 
indicate a wide range of water burial conditions and processes 
involved in the conversion of water-soluble carbon dioxide. 
A general pattern of changes in the isotopic composition of 
carbon in CO2 with time, expressed in general form by damped 
oscillations of the “isotope oscillator”, is revealed. A model of 
transformation of the carbon isotope composition in carbon 
dioxide in the closed cycle “atmosphere-soils-deep aquifers” 
for oil and gas deposits of the northern regions of Western 
Siberia based on the obtained isotope data is proposed.

Keywords: hydrogeochemistry, stable isotopes, oxygen, 
hydrogen, carbon, northern regions of Western Siberia
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Катагенетические тренды эволюции состава 
и структуры асфальтенов 

Л.С. Борисова*, И.Д. Тимошина
Институт нефтегазовой геологии и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН, Новосибирск, Россия 

Для изучения изменения элементного состава асфальтенов при термическом созревании оВ использован пред-
ложенный В.с. Веселовским параметр со (со = (о/8 – Н)/(с/3)). Как и на диаграмме Ван-Кревелена, на диаграмме 
Веселовского в координатах с–со прослеживается существенное различие в эволюции состава асфальтенов оВ 
разного генезиса в процессе катагенеза. При этом в асфальтенах как аквагенного, так и террагенного типов оВ 
отмечается увеличение параметра со. с помощью метода ядерного магнитного резонанса высокого разрешения 
получена информация об изменении структуры исследованных асфальтенов разнотипного оВ осадков и пород 
разных стадий литогенеза. Выявлена корреляционная зависимость между параметром состава со и параметрами 
структуры асфальтенов при термокаталитических преобразованиях. установлены три последовательные области 
термического созревания асфальтенов. При этом на всех стадиях катагенеза для асфальтенов террагенного оВ 
характерны более высокие значения со, бóльшее содержание ароматического и меньшее – алифатического угле-
рода. Для высокопреобразованного аквагенного оВ отмечено резкое увеличение степени конденсированности 
ароматических структур асфальтенов, что на градациях МК3

1–2 делает их схожими по строению с асфальтенама 
террагенного типа оВ. 

Ключевые слова: рассеянное органическое вещество, асфальтены, элементный состав, ЯМр-спектроскопия, 
структура, катагенез, эволюция
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Введение
Катагенетическое преобразование асфальтенов биту-

моидов современных осадков и органического вещества 
(оВ) ископаемых пород изучено на образцах из различных 
осадочных бассейнов россии (Тимано-Печорский, Мезен-
ский, Западно-сибирский, Кузнецкий, Алдано-Майский, 
среднеамурский). Геохимические особенности (пиролиз, 
изотопия, битуминология, состав углеводородов) форми-
рования оВ этих отложений были изучены ранее многими 
исследователями (соболев, 1987; Борисова, Конторович, 
1991; Конторович, 2004; Богородская и др., 2005; Баже-
нова и др., 2008, 2014; Грицко и др., 2011; Дахнова и др., 
2014; соболев и др., 2017; Бушнев и др., 2019; Тимошина, 
Фомин, 2020; Тимошина, Болдушевская, 2020 и др.).

В работе (Борисова, Тимошина, 2021а) показана кор-
реляция состава и структуры асфальтенов аквагенной 
и террагенной генетических форм оВ в процессе катаге-
неза оВ на образцах битумоидов современных осадков 
и ископаемых пород, изучен механизм и направленность 
преобразования состава асфальтенов с использованием 
традиционной диаграммы Ван-Кревелена (Ван-Кревелен, 
Шуер, 1960). На примере элементного состава Н/сат 
и параметров структуры по данным ЯМр также показан 
направленный процесс карбонизации асфальтенов, со-
провождающийся уменьшением содержания водорода, 

ростом доли ароматических и в их числе конденсиро-
ванных структур и уменьшением роли алифатических 
заместителей. Выявлена линейная зависимость между 
параметрами состава и структуры при термокаталитиче-
ских преобразованиях и выделены три последовательные 
области термического созревания асфальтенов (Борисова, 
Тимошина, 2021б).

Позднее при изучении высокопреобразованного ак-
вагенного и террагенного оВ (Borisova, Timoshina, 2022) 
получены нестандартные результаты для асфальтенов 
генетически различных битумоидов. Так, при изучении 
асфальтенов из битумоидов угленосной Тюменской сверх-
глубокой скважины (сГ-6) установлено, что в начале 
апокатагенеза (начиная с глубины 5600 м) классическая 
картина карбонизации асфальтенов сменяется увеличе-
нием содержаний водорода и кислорода (атомного соот-
ношения Н/сат), уменьшением степени ароматичности 
и, соответственно, ростом доли фрагментов алифатиче-
ского строения (Borisova, 2019). Исследуя асфальтены 
углей Донбасса, Н.П. силина с соавторами (силина 
и др., 1992) показала, что на стадиях АК1 и выше наблю-
дается аномальная картина изменения всех параметров 
асфальтенов: резко падает содержание углерода и растет 
концентрация водорода. с другой стороны, при изуче-
нии асфальтенов высокозрелого аквагенного оВ (рифей 
Алдано-Майской впадины, девон Тимано-Печорского 
бассейна) установлено, что при относительно невысокой 
степени ароматичности часть образцов характеризуется 
высокой степенью конденсированности ароматических 
структур, сравнимой со степенью конденсации асфаль-
тенов оВ террагенного типа стадии МК3 (Borisova, 
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Timoshina, 2022). однако, в отличие от оВ угленосной 
скважины сГ-6, оВ изученных асфальтенов рифея 
и девона еще не достигло стадии апокатагенеза, судя 
по их строению. следовательно, необходимо продолжить 
изучение состава и структурно-групповых характеристик 
асфальтенов из высокопреобразованного оВ с резко от-
личающимися геохимическими характеристиками. 

Целью настоящей работы является установление 
корреляции между параметрами элементного состава 
и структуры асфальтенов по данным ЯМр, причем в от-
личие от традиционного применяемого в геохимической 
практике параметра Н/сат использован предложенный 
В.с. Веселовским (1951) параметр со, включающий 
кислород: со = (о/8 – Н)/(с/3).

материалы и методы
объектами настоящего исследования являются ас-

фальтены современных осадков, рассеянного оВ разных 
этапов катагенеза, углей и горючих сланцев из различных 
осадочных бассейнов россии (рис. 1): асфальтены совре-
менных осадков (торфы и сапропели Кулундинской соле-
родной зоны, 12 проб); асфальтены бурых углей и горючих 
сланцев Кузбасса (D2) и среднеамурского (палеоген – не-
оген) бассейна (8 проб); асфальтены битумоидов зрелого 
оВ аквагенного и террагенного типа из юрских отложений 
Западной сибири (17 проб); асфальтены высокозрелого 
аквагенного оВ рифейских отложений Алдано-Майской 
впадины (р. Мая) сибирской платформы (4 пробы) и 2 
пробы оВ палеозойских отложений (D3 и P2) Мезенской 
синеклизы Восточно-европейской платформы. Кроме 
того, изучены асфальтены из оВ девонских отложений 
Тимано-Печорского нефтегазоносного бассейна. условия 
формирования оВ изученных образцов описаны в рабо-
тах (Конторович, Борисова, 1994; Борисова, 2016, 2017; 
Borisova, Fomin, 2020; Борисова, Тимошина, 2021б; 
Borisova, Timoshina, 2022). 

По стандартной методике (Борисова и др., 2019) 
из пород хлороформом сначала экстрагировали битумо-
ид, из которого затем с помощью петролейного эфира 
(с температурой кипения 40–70 °с) в соотношении 1:40 
высаживали асфальтены.

Элементный состав (C, H, S, N) асфальтенов опреде-
ляли на элементном анализаторе еА 1110 (CE Instruments, 
Италия). регистрацию спектров ядерного магнитного ре-
зонанса (ЯМр) проводили на спектрометре Avance III 500 
(Bruker Corporation, сША). Интерпретация ЯМр-спектров 
и расчет распределения углерода по структурным группам 
проводили аналогично работе (Borisova, Timoshina, 2022). 
определили общее содержание ароматического углерода 
(сar) и количество ароматического углерода в узлах кон-
денсации (сar(cond)), общее содержание алифатического 
углерода (Cal), в том числе вклад углерода в метиленовые 
и метинные группы, расположенные в цепях вдали от аро-
матических ядер (с(сН2+сН)βγ). 

результаты и их обсуждение
Использование предложенной еще в 1951 г. 

В.с. Веселовским (Веселовский, 1951) модели образова-
ния важнейших групп горючих ископаемых в координатах 
с – со позволило нам проследить трансформацию состава 
асфальтенов на различных этапах их эволюции (Борисова, 
Тимошина, 2021а, 2021б). В настоящей работе картина 
направленного процесса преобразования дополнена об-
разцами асфальтенов оВ аквагенной природы, находяще-
гося на высокой стадии зрелости: данными для девонских 
отложений Тимано-Печорского нефтегазоносного бас-
сейна и рифейских отложений Алдано-Майской впадины 
на юго-востоке сибирской платформы (р. Мая). 

Как было показано нами ранее, по значениям эле-
ментного состава террагенные и аквагенные разности 
керогенов на схеме В.с. Веселовского (рис. 2) зани-
мают область, названную им «Керогены» (Borisova, 
2019; Борисова, Тимошина, 2021а). На этапах среднего 

Рис. 1. Карта-схема расположения изученных образцов в различных осадочных бассейнах на территории России: Мезенский (А): 
1 – ОВ (D3) скв. Сторожевская-1, 2 – ОВ (P2) скв. Кельтменская-121; Тимано-Печорский (Б): 3 – ОВ (D3) скв. Пыжъельская-11; За-
падно-Сибирский (В): 4 – торфы (Q), 5 – сапропели (Q), 6 – террагенное (J2) и 7 – аквагенное ОВ (J3) из разных скважин; Кузнецкий 
(Г): 8 – бурые угли (D2) Барзасского месторождения, 9 – горючие сланцы (D2) Дмитриевского месторождения; Алдано-Майский (Д): 
10 – ОВ (R2–3) обнажений р. Мая; Среднеамурский (Е): 11 – бурые угли и углеродистые глины (₽3–N1) Ушумунского месторождения 
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мезокатагенеза (МК1
2–МК3

1) асфальтены оВ различной 
генетической природы четко разделяются на две области 
аналогично сингенетичным керогенам (Борисова, 2004; 
Борисова, 2016). Асфальтены современных осадков 
морей и океанов на диаграмме с–со занимают область 
незрелого оВ, предшествующую «керогеновой» области 
(Borisova, 2019) в соответствии с их элементным составом, 
характерным для протоасфальтенов и протокерогенов. 
В этой же области значений с–со располагаются также 
и асфальтены незрелого по данным пиролиза терраген-
ного оВ образцов из палеогена и неогена ушумунского 
месторождения среднеамурского бассейна (Borisova, 
2019; Борисова, Тимошина, 2021а). Асфальтены мало-
преобразованного оВ девонских бурых углей (градация 
ПК–МК1

1) Барзасского месторождения на диаграмме с–со 
располагаются в области значений, характерных для на-
чального этапа катагенетической эволюции террагенных 
разностей (Борисова, Тимошина, 2021а). Асфальтены 
малопреобразованного оВ девонских горючих сланцев 
(градация МК1

1) Дмитриевского месторождения распола-
гаются в начальной точке катагенетической эволюции ас-
фальтенов аквагенного оВ (Борисова, Тимошина, 2021а). 
По направлению роста углерода при одновременном сни-
жении концентрации водорода и кислорода (и со) как раз 
и располагаются образцы изученных ранее асфальтенов 
юрского аквагенного и террагенного оВ стадий катагенеза 
МК1

2–МК2 (Borisova, 2019).

В настоящей работе на диаграмме с–со (рис. 2) 
представлен элементный состав асфальтенов высокозре-
лого аквагенного оВ (градации катагенеза МК2–МК3

1). 
Как и на диаграмме Ван-Кревелена, эти образцы рас-
положились в области асфальтенов террагенного типа 
оВ (Borisova, Timoshina, 2022), причем асфальтены 
глубокопогруженного образца из скв. Пыжъёльская-11 
(4700–4705 м) располагаются в области значений для зре-
лых асфальтенов и керогенов типа III (террагенный), а об-
разец с небольшой глубины (скв. сторожевская-1, глубина 
1000–1005 м) – в области керогена ранних стадий преобра-
зованности террагенного оВ. Для битумоидов открытых 
пор (а) пермского оВ скв. Кельтменской-121 (глубина 
87–89 м) Мезенского бассейна характерны асфальтены 
аквагенного оВ (область керогенов типа II), а для биту-
моида закрытых пор (б) – асфальтены террагенного типа 
(область керогенов типа III). следовательно, асфальтены 
в суммарном битумоиде (в) представлены смесью из раз-
ных источников, причем аквагенный компонент является 
аллохтонным и его значительно больше. 

Асфальтены аквагенного оВ Алдано-Майской впа-
дины расположены на диаграмме с–со в области тер-
рагенных керогенов (рис. 2), вероятно, их оВ находится 
на высокой стадии преобразованности, поэтому по со-
ставу схоже с террагенным. 

еще в 90-е годы XX в. е.М. Файзуллина с соавторами 
(Файзуллина и др., 1992) на модельных экспериментах оВ 
сапропелевого типа высоких стадий катагенеза показала, 
что после проявления главной фазы нефтегазообразования 
химическая структура сапропелевого керогена приобре-
тает вид, близкий к гумусовому, к концу MK3 остаточное 
сапропелевое оВ достигает максимальной стабильности 
и слагается из конденсированных ароматических и гете-
роциклических соединений. 

Использование данных элементного анализа (содер-
жания с, Н, N, S и о) позволило исследователям (Ван-
Кревелен, Шуер, 1960; Веселовский, 1951) проследить 
тип и эволюцию различного по генезису оВ и построить 
свои модели его трансформации на основе вариаций 
элементов состава Н/сат – о/сат и с – cO. обе диаграммы 
весьма наглядно отражают процесс катагенеза. Как от-
мечалось выше, корреляция между параметром состава 
Н/сат и параметрами структуры (распределением с между 
ароматическими и алифатическими составляющими) 
с ростом катагенеза имеет линейный вид (Borisova, 
Timoshina, 2022). 

Авторы решили выяснить, будет ли тоже линейной 
зависимость при использовании параметра со вместо 
Н/ сат. сначала проверили, как параметры Н/сат и со кор-
релируют друг с другом (рис. 3). Полученная линейная 
зависимость показала, что оба параметра предсказуемо 
изменяются в катагенезе.

Далее построили корреляционную зависимость между 
элементным составом, представленным параметром со, 
и структурными характеристиками асфальтенов (распре-
делением углерода по различным типам связи) аналогич-
но ранее описанной нами в (Borisova, Timoshina, 2022). 
На рис. 4 и 5 показана взаимосвязь параметров состава со 
и структуры асфальтенов (сal, сar, с(CH2+CH)βγ, сar(cond)), 
демонстрирующая направленное их изменение с ростом 
катагенеза для оВ разного генетического типа.

Рис. 2. Генетические ряды молекулярной ассоциации в коорди-
натах С–сО по (Веселовский, 1951) с изменениями в асфальте-
нах: Западно-Сибирский бассейн: 1 – торфы, 2 – сапропели, 3 – 
террагенное и 4 – аквагенное юрское органическое вещество; 
5 – морские осадки по данным (Чернова, Шишенина, 1979); 
Среднеамурский бассейн: 6 – глины (₽3–N1) и 7 – бурые угли 
Ушумунского месторождения; Кузнецкий бассейн: 8 – бурые 
угли (D2) Барзасского месторождения, 9 – горючие (D2) Дми-
триевского месторождения; Тимано-Печорский бассейн: 10 – 
верхнедевонское ОВ скв. Пыжъельская-11; Мезенский бассейн: 
11 – верхнедевонское ОВ скв. Сторожевская-1, 12 – пермское 
ОВ скв. Кельтменской-121 (а – битумоид открытых пор, б – 
битумоид закрытых пор, в – суммарный битумоид); 13 – ри-
фейское ОВ Алдано-Майского бассейна сО = (О/8 – Н)/(С/3)
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Изученные образцы асфальтенов сапропелей озер 
и торфов характеризуются самым низким содержанием 
углерода в ароматических (сar – 3–23%), но самым вы-
соким из изученной выборки содержанием углерода 
в алифатических структурах (сal – 50–74%). Эти образцы 
на рис. 4 и 5 занимают область А, располагающуюся в ин-
тервале самых низких значений со: −0,5…−0,3 (в среднем 
со = −0,4). При этом наибольший вклад в суммарное со-
держание углерода алифатических структур дает углерод 
алкановых цепей (рис. 4, область А). содержание углерода 
в конденсированных ароматических структурах составля-
ет не более 12% (рис. 5). 

Асфальтены бурых углей и глин палеогена и не-
огена среднеамурского бассейна, характеризующиеся 
по результатам пиролиза как незрелое оВ, по параметрам 
элементного и структурно-группового составов распола-
гаются на границе областей А и Б рис. 4 и 5. 

По результатам изучения содержания углерода в аро-
матических и алифатических структурах методом ЯМр 
асфальтены девонских бурых углей (террагенное оВ, 
протокатагенез) Барзасского месторождения и горючих 
сланцев (аквагенное оВ, протокатагенез и ранний мезо-
катагенез) Дмитриевского месторождения Кузбасса скон-
центрировались в области Б для оВ раннего катагенеза 
(рис. 4, 5). В целом на стадии протокатагенеза асфальтены 
по сравнению с осадками характеризуются бóльшим 
содержанием ароматических компонентов (в среднем 
содержание сar равно 30%, для осадков – 15%; сar(cond) – 
15%, для осадков – 5%) и более высокими значениями со 
(в среднем со = −0,3, для осадков со = −0,4).

с ростом катагенетической преобразованности в ме-
зокатагенезе в асфальтенах разной генетической природы 
(рис. 4, область В) увеличивается концентрация углерода 
в ароматических структурах (в среднем 50%), возрастает 
процентное содержание атомов углерода в конденсирован-
ных ароматических структурах (в среднем 28%) (рис. 5, 
область В) и уменьшается вклад в структуру асфальтенов 
углерода алифатических групп (в среднем 30%), в том чис-
ле алкановых цепей (в среднем 20%), при этом параметр 
со увеличивается до −0,2 в среднем. Значения параметра 
со для асфальтенов аквагенного оВ находятся в интервале 
от −0,33 до −0,22, а террагенного – больше −0,22. 

Как и на диаграмме Веселовского (рис. 2), асфальтены 
девонского оВ Мезенского и Тимано-Печорского бассей-
нов располагаются в области террагенного оВ (рис. 4 
и 5). Для их структур характерно высокое содержание сar 

(40–60%) (рис. 5) и относительно невысокое – сal (22–42%) 
(рис. 4, область В). Причем образец с наименее зрелым 
оВ из скважины сторожевская-1 (глубина 1000–1005 м) 
имеет асфальтены с самым низким содержанием сar (40%). 
Асфальтены из битумоида оВ скважины Пыжъёльская-11 
(глубина 4700–4705 м) с большой глубины характеризу-
ются самым высоким содержанием сar (60%) (рис. 5, об-
ласть В). судя по аномально высокому из всей выборки 
значению сar(cond), равному 39%, у пыжъёльских асфальте-
нов степень зрелости девонского оВ Тимано-Печорского 
бассейна, вероятно, выше градации МК2. Параметр со 
также показывает более высокую преобразованность 
пыжъёльского битумоида (−0,17 и −0,23 соответствен-
но). Асфальтены из битумоидов открытых и закрытых 
пор пермского оВ скважины Кельтменская-121 (глу-
бина 87–89 м) Мезенского бассейна по данным ЯМр, 
как и по элементному составу, отличаются друг от друга. 
Асфальтены открытых пор соответствуют аквагенному 
типу оВ и характеризуются более высоким содержанием 
алифатического углерода (37%) и более низким содержа-
нием ароматического (37%) (рис. 4, 5, область В) по срав-
нению с асфальтенами террагенного оВ из битумоидов 
закрытых пор (30% и 50% соответственно). отличаются 
асфальтены открытых и закрытых пор и по параметру со 
(−0,26 и −0,21 соответственно). 

По данным структурно-группового состава изу-
ченные асфальтены аквагенного оВ высокой стадии 

Рис. 3. Корреляция между параметрами сО = (О/8 – Н)/(С/3) 
(Веселовский, 1951) и H/Cат (Ван-Кревелен, Шуер, 1960), услов-
ные обозначения см. на рис. 2

Рис. 4. Тренд термической преобразованности параметров 
элементного состава и структуры асфальтенов в координа-
тах сО – Сal и сО – С(CH2+CH)βγ для аквагенного и терраген-
ного типов ОВ в осадках и породах. Обозначения: А – незрелое 
ОВ, Б – слабозрелое ОВ, В – зрелое ОВ, остальные условные 
обозначения см. на рис. 2

Рис. 5. Тренд термической преобразованности параметров 
элементного состава и структуры асфальтенов в коорди-
натах сО – Сar и сО – Сar(cond) для аквагенного и террагенно-
го типов ОВ в осадках и породах. Условные обозначения см. 
на рис. 2, 4
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преобразованности выделяются в особую группу (рис. 4, 
5, область В). Асфальтены из битумоидов рифейских 
отложений юго-востока сибирской платформы (р. Мая) 
в целом характеризуются параметрами, занимающими 
промежуточные значения между асфальтенами акваген-
ного и террагенного типов зрелого оВ Западной сибири 
стадии МК2 (сar – 45–55%), но по содержанию углерода 
в конденсированных ароматических структурах (сar(cond) – 
25–35%) и по параметру со (−0,2) соответствуют терра-
генному оВ (рис. 5, область В). 

Заключение
Таким образом, выявленные корреляционные связи 

между параметрами состава (со) и структуры (сal, сar, 
с(CH2+CH)βγ, сar(cond)) асфальтенов оВ различной генети-
ческой природы показали направленный процесс измене-
ния их строения через выделенные последовательные об-
ласти термического созревания: незрелого, слабозрелого 
и зрелого оВ. Как и в случае традиционно используемого 
в геохимии параметра Н/сат, установленная зависимость 
изменения состава и структуры от параметра со также 
носит линейный характер. 

На всех рассмотренных стадиях преобразованности 
асфальтены террагенного оВ имеют более высокие зна-
чения со, содержат больше ароматического и меньше 
алифатического углерода.

Вместе с тем для высокопреобразованного (на ста-
диях выше МК3) аквагенного оВ, вероятно, происходит 
резкое увеличение степени конденсированности структур 
асфальтенов (о чем свидетельствует высокое содержание 
конденсированных ароматических фрагментов), что 
на высоких стадиях катагенеза приближает их по строе-
нию к асфальтенам террагенного типа оВ.
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catagenetic trends in composition and structure parameters of asphaltenes
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abstract. сatagenetic transformations of asphaltenes of 
organic matter (OM) from recent sediments and fossil rocks 
were studied on rocks sampled from different sedimentary 
basins (Timan-Pechora, Mezen, West Siberian, Kuznetsk, 
Aldan-Maya and Middle Amur) of Russia. Changes in the 
elemental composition of asphaltenes were analyzed with the 
Veselovsky’s model of the formation of major groups of fossil 
fuels using cO parameter (cO = (O/8 – N)/(C/3)) as compared 
with the total carbon based on elemental analysis. Just as the 
Van-Krevelen diagram, the plot built in C–cO coordinates 
for OM of various genetic forms demonstrates a significant 
difference in the asphaltenes composition evolution during 
catagenesis. At the same time, the cO parameter has notably 
increased in asphaltenes of both types of OM. Structural 
transformations of asphaltenes during catagenesis were 
identified in the course of high-resolution NMR (nuclear 
magnetic resonance) spectroscopy. The research results 
comprise data on carbon distributions in the aromatic and 
aliphatic groups in the investigated asphaltenes of different 
type OM of sediments and rocks at different stages of 
lithogenesis. A correlation between the asphaltene composition 
and structural parameters depending on thermocatalytic 
transformations is revealed. The asphaltenes of terrestrial 
organic matter are distinguished by higher cO values and 
different carbon yields of aromatics (higher) and aliphatics 
(lower) throughout the catagenesis phase. The highly 
transformed marine OM is marked by surge condensation of 
aromatic rings in asphaltenes, which makes them similar to 
asphaltenes of the terrestrial type OM.

Keywords: organic matter, asphaltenes, elemental 
composition, NMR-spectroscopy, structure, catagenesis, 
evolution
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Комплексирование методов геологоразведочных работ 
для решения задач поиска и разведки нефти и газа

А.А. Поляков1, А.В. Ступакова2, Н.А. Малышев1, Р.С. Сауткин2*, В.Е. Вержбицкий1, 
Д.К. Комиссаров1, С.В. Осипов1

1ПАО «НК «Роснефть», Москва, Россия
2Московский государственный университет имени М.В. Ломоносова, Москва, Россия

Комплексирование – это создание комплекса методов для повышения достоверности решения задачи 
(группы задач). Поскольку в нефтегазовой отрасли существует большое количество методов, зачастую направ-
ленных на решение схожих задач, необходимо сократить количество применяемых методов, но использовать 
их результаты для достоверного определения изучаемых параметров и критериев нефтегазоносности. Таким 
образом, под комплексированием методов в геологоразведочных работах для поиска месторождений нефти 
и газа понимается создание четкой последовательной структуры решения задач геологоразведочных работ (Грр) 
и алгоритмов действий рационального сочетания методов, позволяющих надежно спрогнозировать нефтегазо-
носность разномасштабных объектов исследования. система может быть использована не только для выбора 
рационального комплекса на современных этапах Грр, но и для поиска пропущенных залежей на уже разраба-
тываемых месторождениях и сопредельных территориях, в том числе и для автоматизированного применения 
в производственных целях.

Ключевые слова: методы поиска месторождений нефти и газа, комплексирование, геологоразведочные 
работы

Для цитирования: Поляков А.А., ступакова А.В., Малышев Н.А., сауткин р.с., Вержбицкий В.е., Комиссаров 
Д.К., осипов с.В. (2023). Комплексирование методов геологоразведочных работ для решения задач поиска и раз-
ведки нефти и газа. Георесурсы, 25(4), c. 240–251. https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.17

* ответственный автор: роман сергеевич сауткин
e-mail: r.sautkin@oilmsu.ru
© 2023 Коллектив авторов 
Контент доступен под лицензией Creative Commons Attribution 4.0 

License (https://creativecommons.org/licenses/by/4.0/)

Введение
Комплексирование методов поиска и разведки ме-

сторождений нефти и газа заключается в рациональном 
сочетании методов для повышения надежности прогноза 
нефтегазоносности разномасштабных объектов иссле-
дования. По сути, при реализации геологоразведочных 
работ (Грр) комплексируются результаты методов, т.е. 
обобщаются и анализируются данные, полученные 
в ходе использования различных методов. совокупность 
данных качественно и/или количественно подтверждает 
либо изменяет прогнозируемую модель поискового объ-
екта, месторождения или залежи углеводородов (уВ). 
Необходимость комплексного анализа всех данных об-
условлена неоднозначностью трактовки результатов, 
полученных с помощью одного метода, без учета данных, 
установленных другими методами. одни и те же геоло-
гические объекты по-разному характеризуются геофизи-
ческими, геологическими, геохимическими и другими 
видами исследований. Поэтому требуется глубокий анализ 
всех показателей возможной нефтегазоносности региона, 
полученных разными способами, для того, чтобы прямо 
или косвенно подтвердить наличие и функционирование 
углеводородной системы в осадочном бассейне (оБ).

Комплексирование данных происходит последова-
тельно, как правило, от общего к частному, т.е. от анализа 
регионального положения поискового объекта до изуче-
ния его детального строения на локальном участке. Часто 
приходится идти и от обратного, а именно, имея отдельные 
характеристики локального объекта, встраивать историю 
его формирования в региональную картину геологиче-
ской эволюции оБ. увязка детального строения объекта 
с региональными особенностями нефтегазоносности оса-
дочного бассейна или зоны нефтегазонакопления является 
необходимым условием построения прогнозных моделей 
залежи уВ и позволяет избежать ошибочной интерпрета-
ции данных, полученных на локальном объекте. 

На каждом этапе Грр необходимо комплексировать 
информацию таким образом, чтобы последовательно 
подтверждать наличие элементов углеводородной систе-
мы и их работу. Элементы углеводородной системы, т.е. 
нефтегазоматеринская толща, коллектор, флюидоупор 
и ловушка, являются базовыми показателями/критериями 
нефтегазоносности. Элементы углеводородной системы 
ответственны за процессы генерации и миграции уВ 
и их аккумуляции в залежи, а также за вторичные по-
стаккумуляционные процессы (ступакова и др., 2023). 
При отсутствии в регионе хотя бы одного из базовых 
критериев нефтегазоносности формирование залежей 
уВ не происходит. 

Все исследователи, занимающиеся поиском место-
рождений нефти и газа, в качестве основы Грр исполь-
зовали комплексирование данных, полученных разными 

Оригинальная статья 
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методами, доступными для каждого исторического этапа 
изучения нефтегазоносности осадочного бассейна. Теоре-
тическими и практическими основами комплексирования 
методов поиска и разведки месторождений нефти и газа 
занимались и занимаются многие ученые, а также ин-
ституты Министерства природных ресурсов и экологии 
российской Федерации, российской академии наук, веду-
щие университеты и компании энергетического сектора 
страны. одними из первых вопросами поиска нефти и газа 
стали заниматься В.И. Вернадский, И.М. Губкин, А.Д. Ар-
хангельский. Позднее их исследования продолжили 
Ю.А. Косыгин, И.о. Брод, Н.А. еременко, А.А. Трофимук, 
Н.Б. Вассоевич, А.А. Бакиров, Г.А. Габриэлянц, А.Э. Кон-
трович, А.Н. Дмитриевский, Б.А. соколов, Ю.К. Бурлин, 
о.К. Баженова и многие другие ученые, чья профессио-
нальная деятельность связана с геологией нефти и газа.

В настоящей работе мы постарались показать, как в ус-
ловиях развития современных технологий, изменения 
методов и последовательности решения задач на разных 
этапах Грр исследователи подходят к подбору методов 
и комплексированию их результатов; какие методы явля-
ются приоритетными, а какие только косвенно подтверж-
дают наличие скоплений нефти и газа, но являются не-
обходимыми для достоверной оценки нефтегазоносности. 
Мы также попытались ранжировать методы, изучающие 
геологическое строение региона, и методы, изучающие 
непосредственно элементы углеводородной системы, по-
казать их взаимосвязь и необходимость комплексировать 
их друг с другом.

1. ранжирование методов 
геологоразведочных работ 

Выбор комплекса методов для решения задач Грр воз-
можен только при системном подходе к ранжированию 

методов. В настоящее время существует большое раз-
нообразие методов Грр на нефть и газ, общее число 
которых в авторском каталоге составляет более 500. Все 
методы прямо или косвенно позволяют решать задачи по-
иска и разведки месторождений уВ. Для рационального 
выбора методов необходимо проанализировать каждый 
из них с целью определения его информативности, до-
стоверности и существующих ограничений в конкретных 
геологических условиях. Для этого методы ранжируются 
по направлениям и решаемым задачам Грр. В каталоге 
методов, составленном нами, последние ранжированы 
по пяти направлениям в зависимости от той или иной при-
меняемой технологии. Так, в каталоге выделяются методы 
геофизического, геологического, геохимического, гидро-
геологического и инженерно-промыслового направлений. 
Каждый из методов также ранжируется по параметрам, 
сгруппированным в блоки для их целевого использования. 

одним из унифицированных критериев ранжирования 
методов является область их применения. Последняя 
определяется по комплексу задач, реализуемых на каждом 
из этапов Грр, результатом решения которых является ин-
формация о геологической характеристике объекта и базо-
вых критериях его нефтегазоносности. Последовательный 
комплекс задач, на основе которых были ранжированы 
методы, основан на «Временном положении об этапах 
и стадиях геологоразведочных работ на нефть и газ» 
(2001 г.). Задачи Грр были нами несколько расширены 
и выстроены в последовательность действий с указанием 
методов, необходимых для их решения. 

Как правило, отдельно взятый метод направлен на ре-
шение одной группы задач, но он также может косвенно 
решать задачи второй группы (рис. 1). При повышении 
степени изученности объекта увеличивается число за-
дач, связанных с детальной характеристикой базовых 

Рис. 1. Схема комплексирования методов поиска нефти и газа по информативности и задачам ГРР
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критериев нефтегазоносности. Полученные результаты 
с помощью всех методов сопоставляются между собой 
и уточняются на разных этапах Грр. Часто информация, 
полученная в ходе реализации метода на более поздних 
стадиях Грр, используется для уточнения моделей, по-
строенных на ранних этапах изучения региона. 

ранжирование методов производится на каждом этапе 
Грр и имеет свои цели, задачи и объекты изучения, кото-
рые меняются от зоны нефтегазонакопления до изучен-
ности промышленных залежей уВ и разрабатываемых 
месторождений.

2. региональный этап изучения 
На региональном этапе для бассейнов (или отдельных 

зон и районов в их составе) слабой степени изученности 
задачи выстраиваются таким образом, чтобы максимально 
полно охарактеризовать геологическое строение объекта 
исследований и косвенно оценить его базовые критерии 
нефтегазоносности (табл. 1). 

геологическая характеристика объекта. Для нее 
на региональном этапе его изучения необходимо сначала 
определить структурный план и тип бассейна, провести 
его тектоническое районирование и выделить структур-
ные этажи по данным дистанционных, сейсмо-, грави- 
и магниторазведочных методов, а также по результатам 
бурения скважин. Для повышения информативности 
о строении региона исследований целесообразно также 
применение и тектонофизических методов, которые важ-
ны для понимания в нем современной геодинамической 
обстановки (табл. 2).

При литолого-стратиграфическом расчленении раз-
реза проводится стратификация выделенных по сейс-
моразведке комплексов отложений и дается первичное 
литологическое описание пород. Для этого используются 
методы сейсморазведки МоГТ 2D, стратиграфического 
расчленения разрезов скважин, литологии и литолого-
фациального анализа. результаты, полученные с помощью 
перечисленных методов, согласовываются с данными 
анализа современного структурного плана региона.

При тектонических реконструкциях обычно проводят 
общее описание этапов геологического развития региона. 
Вместе с тем для анализа изменения структурного плана 
во времени, оценки масштаба эрозионных процессов 
и определения этапов формирования ловушек необходимо 
выполнять региональные палеоструктурные построения. 
Восстановление истории развития осадочного бассейна 
должно проводиться совместно с анализом его термиче-
ской эволюции (табл. 1).

При изучении истории развития бассейна выполняется 
литолого-фациальный анализ пород, результаты которого 
сопоставляются с данными палеогеографических рекон-
струкций исследуемого бассейна. При этом используются 
материалы и данные камеральной обработки, уже полу-
ченные методами литологии и литолого-фациального 
анализа, сейсморазведки, анализа современного структур-
ного плана, а также сведения по реконструкции истории 
геологического развития бассейна.

Характеристика базовых критериев нефтегазонос-
ности. При определении базовых критериев и оценке 
нефтегазоносности региона исследований изучаются 
следующие элементы.

Табл. 1. Задачи регионального этапа ГРР

Область применения Задачи регионального этапа ГРР

Ре
зу

ль
та

т

Выявление 
структурного плана 

бассейна

o Определение типа бассейна и местоположения объекта исследований в региональном 
геологическом плане

Ге
ол

ог
ич

ес
ки

е х
ар

ак
те

ри
ст

ик
и 

об
ъе

кт
а 

дл
я

вы
де

ле
ни

я 
ба

зо
вы

х 
кр

ит
ер

ие
в 

Н
ГБ

o Анализ современного структурного плана региона
o Региональное тектоническое районирование
o Современные геодинамические обстановки

Литолого-
стратиграфическое 
расчленение разреза

o Стратификация опорных разрезов (скважин, обнажений)
o Выделение сейсмо-стратиграфических комплексов и региональных несогласий
o Выделение крупных трансгрессивно-регрессивных циклов (крупноячеистая цикличность 

разреза)

Тектонические 
реконструкции 

o Оценка скорости тектонических движений и расчет мощности эродированных 
отложений

o Реконструкция палеоструктурного плана 
o Реконструкция термической истории развития бассейна

Описание истории  
развития бассейна

o Палеогеографические реконструкции. Реконструкция обстановок осадконакопления
o Выделение этапов геологического развития
o Лито-фациальные комплексы отложений

Определение 
нефтегазоносности

o НГК. Выделение региональных нефтегазоносных комплексов

Б
аз

ов
ы

е к
ри

те
ри

и 
не

ф
те

га
зо

но
сн

ос
ти

o НГМТ. Выделение НГМТ и очага нефтегазообразования. 
Количество сгенерированных УВ

o Коллектор. Выделение интервалов развития коллекторов
o Флюидоупор. Выделение региональных флюидоупоров
o Ловушка. Определение основных типов ловушек региона исследований. 

Условия формирования ловушек
o Моделирование процессов 

формирования УВ (время их образования) и выделение зон нефтегазонакопления.
Прогноз фазового состава УВ.

Оценка ресурсов
o Выбор зон (объектов), перспективных на поиски УВ. Оценка прогнозных ресурсов 

категорий Д1 и частично Д2



www.geors.ru 243

Комплексирование методов геологоразведочных работ для решения задач...                                                                                                                           А.А. Поляков, А.В. ступакова, Н.А. Малышев и др.

• Нефтегазоматеринские толщи (НГМТ) и процессы 
генерации углеводородов. При этом определяются воз-
можные интервалы развития в разрезе потенциальных 
НГМТ по выходам пород на дневную поверхность (обыч-
но в горно-складчатых областях) и сравнению с регионами 
и месторождениями-аналогами. Прогнозируется также 
очаг нефтегазообразования, фазовый состав уВ в воз-
можных скоплениях и устанавливаются корреляционные 
связи между НГМТ и составом уВ в этих скоплениях. 

• Породы-коллекторы. Интервалы развития в разрезе 
коллекторов прогнозируются по результатам сейсмо- 
или секвенс-стратиграфического анализов, данным ГИс, 
определяются их эффективные мощности, изучаются 
фильтрационно-емкостные свойства (Фес) по керну 
скважин с месторождений-аналогов. 

• Ловушка. Для региона строятся структурные кар-
ты по основным отражающим горизонтам. По разрезу 
и площади выделяются ловушки, определяются их мор-
фолого-генетические параметры, время формирования 
и возможного расформирования и др. 

• Флюидоупор. Для выделенных на исследуемой тер-
ритории региональных флюидоупоров осуществляется 
прогноз их фильтрационно-емкостных и геомеханических 
свойств на основе имеющейся классификации (ступакова 
и др., 2023).

• Процессы формирования уВ-систем. Моделирование 
таких процессов позволяет обосновать перспективность 
разнородных объектов, спрогнозировать в них возможный 
фазовый состав уВ. Необходимо проведение анализа зоны 
нефтегазообразования – бассейновый анализ.

На завершающей стадии регионального этапа строятся 
схемы перспектив нефтегазоносности с выделением наи-
более благоприятных зон и районов для обнаружения 
в них скоплений уВ, проводится оценка ресурсов, даются 
рекомендации по наиболее перспективным поисковым 

объектам, а также оцениваются геологические риски. 
Для каждой зоны нефтегазонакопления создается принци-
пиальная (априорная) модель прогнозируемого месторож-
дения с учетом теоретических знаний о базовых критериях 
нефтегазоносности: как об элементах, так и о процессах 
формирования уВ-систем (таких как нефтегазоматерин-
ская толща, коллектор, ловушка и флюидоупор, процессы 
генерации и миграции уВ, аккумуляции уВ в ловушках 
и постаккумуляционные преобразования скоплений). 
Перед проведением поисковых работ обосновывается 
выбор направлений, зон, районов и конкретных объектов. 

3. Поисково-оценочный этап 
Целью поисково-оценочного этапа Грр на нефть 

и газ является открытие месторождения уВ. Несмотря 
на то что основной упор в исследованиях на данном этапе 
делается на характеристику поискового объекта, продол-
жается также и дальнейшее изучение нефтегазоносного 
бассейна в целом, начатое на региональном этапе (табл. 3).

геологическая характеристика объекта. На поиско-
во-оценочном этапе проводятся более детальное изучение 
и расчленение разреза в пределах района исследований, 
корреляция разрезов по скважинам с применением груп-
пы методов стратиграфии, обработки и интерпретации 
данных геофизических исследований по пробуренным 
поисковым скважинам. На локальном объекте/участке 
используются также материалы 2D-сейсморазведки. 
Все полученные результаты увязываются с данными 
литологических и литолого-фациальных исследований 
регионального этапа (табл. 4). При этом выполняется 
реконструкция обстановок осадконакопления и детально 
изучаются литотипы пород с использованием результатов, 
полученных с помощью комплекса методов, аналогичных 
для литолого-стратиграфического расчленения разреза.

Табл. 2. Региональный этап. Комплексирование методов для геологической характеристики объекта

Выявление структурного 
плана бассейна

Ре
ги

он
ал

ьн
ы

й 
эт

ап

Методы:Задачи ГРР:Этап ГРР

Литолого-
стратиграфическое 
расчленение разреза

Тектонические 
реконструкции

Описание истории 
развития бассейна

Сейсморазведка 2D

Грави-, магнито-
разведка

Бурение 
скважин

Анализ современного 
структурного плана

Тектонофизи-
ческие методы

СтратиграфияЛитология Бурение  
скважин

Анализ современного 
структурного плана Сейсморазведка 2D

Реконструкции истории 
геологического развития

Термическая история 
развития бассейна

Сейсморазведка 2D

Анализ современного 
структурного плана

Палеогеографические 
реконструкции

Сейсморазведка 2D

Реконструкция истории 
геологического развития

Анализ современного 
структурного плана

Литология

Литолого-фациальный 
анализ условий 

осадконакопления ЗНГН
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Базовые критерии нефтегазоносности. Их изучение 
начинается с определения условий и времени формирова-
ния ловушки с выполнением тектонических реконструк-
ций. При этом строятся структурные карты по основным 
отражающим горизонтам осадочного чехла на основе 
площадных данных 2D-сейсморазведки, определяется тип 
ловушки. особое значение придается группе методов, по-
зволяющих проследить историю формирования ловушки 
во времени, характер изменения ее структурного плана, 

что крайне важно также для прогноза нефтегазоносности 
сопредельных территорий. 

При моделировании процессов миграции уВ от очага 
к ловушке и формировании в ней залежи изучаются не-
фтегазоматеринские толщи и оцениваются их количество 
в разрезе. с использованием методов органической гео-
химии и петрологии, а также результатов бассейнового 
анализа исследуются состав и свойства органического 
вещества, степень его катагенетического преобразования.

Табл. 3. Задачи поисково-оценочного этапа ГРР

Область применения Задачи поисково-оценочного этапа ГРР

Ре
зу

ль
та

т

Выявление структурного 
плана ЗНГН

o Определение местоположения объекта для поисково-разведочного бурения в региональном 
плане НГБ, ЗНГН

Ге
ол

ог
ич

ес
ки

е 
ха

ра
кт

ер
ис

ти
ки

Литолого-стратиграфическое 
расчленение разреза 

o Литолого-стратиграфическая корреляция разрезов и зональный сиквенс-
стратиграфический анализ. Выделение мелких трансгрессивно-регрессивных циклов 

o (анализ тонкой цикличности разреза)

Определение обстановок 
осадконакопления

o Анализ литофаций. 
o Выделение литотипов и их гнезис

Выявление структуры 
ловушки и

тектонические 
реконструкции ЗНГН

o Определение местоположения ловушки
для поисково-разведочного бурения в  региональном плане НГБ, ЗНГН

o Определение структурного плана и типа ловушки

Б
аз

ов
ы

е к
ри

те
ри

и 
не

ф
те

га
зо

но
сн

ос
ти

o Выявление этапов (времени) формирования ловушки
o Установление роли наложенных процессов зонального уровня в изменении геометрии 

ловушки и разрушения залежи 

Моделирование 
процессов миграции  
УВ от очага к залежи

o НГМТ.Определение наличия (содержания), состав и свойства ОВ. Катагенетическая 
зрелость/преобразованность ОВ и пород

o Флюид.Определение  состава, свойств и генезиса УВ, их связи по разрезу 
и площади. Связь ОВ-флюид

o Определение количества и типов УВ, заполнивших ловушку
o Определение состава и свойств пластовой воды в ЗНГН

Создание 
концептуальной

геологической модели 
месторождения (залежи)

o Порода коллектор. Выделение пород-коллекторов. Анализ фильтрационно-емкостных 
свойств. Анализ вторичных изменений в породах. Структура пустотного пространства и 
матрицы породы

o Выделение флюидоупоров. Анализ фильтрационных свойств

o Определение размера залежи. Прогноз положения зон контактов (ВНК, ГНК, ГВК)

Оценка запасов o Оценка запасов объекта в сумме категорий категории С1 и С2

Табл. 4. Поисково-оценочный этап. Комплексирование методов для геологической характеристики объекта

По
ис

ко
во

 -о
це

но
чн

ы
й 

эт
ап

Методы:Задачи:Этап ГРР

Литолого-
стратиграфическое 
расчленение разреза

Определение  обстановок 
осадконакопления

Выявление структуры 
ловушки и тектонические 

реконструкции

Сейсморазведка 2D
на локальном участке

Стратиграфия
по новым 

скважинам

Бурение 
новых 

скважин

Обработка и 
интерпретация ГИС

Литология. 
Литолого-

фациальный 
анализ

Стратиграфия

Литология. 
Литолого-

фациальный 
анализ

Бурение 
новых 

скважин

Cейсморазведка 2D

Реконструкции истории 
геологического развития Сейсморазведка 2D

Анализ современного 
структурного плана 
локального объекта

Обработка и 
интерпретация ГИС

Бурение скважин на 
локальном объекте
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Флюиды в залежах могут быть изучены двумя группа-
ми методов. одна группа методов позволяет определить 
структурно-групповой состав нефти и экстракта, а также 
наличие нефтяных уВ или растворимого органического 
вещества в породе. Второй группой методов с целью опре-
деления путей миграции флюидов оцениваются состав 
попутной воды, содержание и состав водорастворенных 
органического вещества и газов. 

Количество и фазовый состав уВ на данной стадии 
изучения определяются по результатам опробования 
скважин, обработки и интерпретации данных ГИс. Кроме 
того, дополнительно используются результаты бассейно-
вого анализа.

Для решения проблем, связанных с обводненно-
стью месторождения, необходимо исследовать состав 
и свойства воды в зоне нефтегазонакопления (ЗНГН), 
определить тип, минерализацию и макрокомпонентный 
состав пластовых вод. Гидрогеологический комплекс ис-
следований необходим для прогноза изменения состава 
вод в залежи и определения источника при обводнении 
залежи. Кроме того, следует также отметить, что в водах 
часто растворены металлы и редкоземельные элементы 
(рЗЭ), которые представляют собой самостоятельный 
объект поиска и разведки (табл. 5). 

На поисково-оценочном этапе Грр модель место-
рождения уточняется за счет более детального изучения 
базовых элементов уВ-систем региона.

Породы-коллекторы. По данным ГИс прогнозиру-
ются интервалы развития в разрезе коллекторов, опре-
деляются их эффективные мощности, а по керну – Фес 
и следы миграции уВ. Породы-коллекторы изучаются 
с помощью группы петрофизических методов, которые 
позволяют оценить Фес породы, структуру ее пустотного 
пространства и матрицы (твердой фазы). Для прогноза 
свойств пород-коллекторов по площади и разрезу эти 
методы комплексируются с литологическими методами, 

включающими литолого-фациальный анализ и оценку 
вторичных изменений в породах.

Флюидоупор. По данным литолого-фациального 
анализа, обработки и интерпретации данных ГИс вы-
являются региональные флюидоупоры, оцениваются их 
фильтрационные свойства.

размер залежи уВ устанавливается по данным 
2D-сейсморазведки, результатам бурения, обработки 
и интерпретации данных ГИс. Кроме того, определяется 
положение водонефтяного контакта (ВНК) и/или газонеф-
тяного контакта (ГНК). с целью выявления наличия залежи 
за пределами детально изученного участка иногда приме-
няются методы прямого геохимического поиска (табл. 6). 

На завершающей стадии поисково-оценочного этапа 
проводится оценка и подсчет запасов уВ в продуктивных 
пластах. Итоговым результатом этапа является создание 
концептуальной модели месторождения – модели, под-
твержденной фактическими данными о свойствах эле-
ментов базовых показателей/критериев и результатами 
изучения процессов формирования месторождения в той 
или иной зоне нефтегазонакопления. Концептуальная мо-
дель месторождения позволяет оценить запасы уВ в его 
разбуренной поисковыми скважинами части и потенци-
альные ресурсы, а также выбрать методы разведочных 
работ.

4. разведочный этап изучения
На разведочном этапе обобщаются полученные ранее 

фактические данные о свойствах всех базовых критериев 
нефтегазоносности, включая процессы формирования 
и переформирования залежи. Эти данные могут исполь-
зоваться для уточнения геологического строения объекта 
(табл. 7).

геологическая характеристика объекта сводится 
к уточнению структурного плана ловушки, определе-
нию ее глубины расположения, морфологии и размера 

Табл. 5. Моделирование процессов миграции УВ от очага к залежи. Поисково-оценочный этап

Методы:Задачи:Этап ГРР

М
од

ел
ир

ов
ан

ие
 п

ро
це

сс
ов

 м
иг

ра
ци

и 
УВ

 о
т

 о
ча

га
 к

 за
ле

ж
и

Количество и свойства ОВ Элементный состав ОВ

Бассейновый анализ ЗНГН Органическая петрология

Наличие 
нефти/растворимого ОВ в 

породе

Структурно-групповой 
состав нефти, экстракта

Бассейновый 
анализ ЗНГН 

Специфические 
галогены

pH, Eh окислительно-
восстановительный потенциал 

воды

Микрокомпонентный
химический состав воды

Металлы и редкоземельные 
элементы (РЗЭ) в воде

Водорастворенные газы

Изотопный состав воды
и водорастворенного вещества

Водорастворенное
органическое вещество

ГеотермометрыОпределение генезиса и 
возраста воды по изотопам

Палеогидрогеологические 
реконструкции

НГМТ
и генерация УВ

Флюид

Количество и тип 
УВ

Состав и свойства 
воды в ЗНГН

Обработка и 
интерпретация ГИС

Бурение  
скважин

По
ис

ко
во

 -о
це

но
чн

ы
й 

эт
ап

Д
оп

ол
ни

т
ел

ьн
ы

е 
м

ет
од

ы
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выявленной в ней залежи. Важная роль при этом отводит-
ся изучению тектонических нарушений. Для решения этих 
задач применяется группа методов: 3D-сейсморазведка, 
бурение разведочных скважин, анализ современного 
структурного плана, реконструкция истории геологиче-
ского развития территории в пределах локального объекта, 

на котором выполняются разведочные работы. Все полу-
ченные результаты увязываются с данными предыдущих 
этапов исследований, проводится комплексирование раз-
номасштабных работ с целью прогнозирования объемов 
уВ в природных резервуарах разного типа (табл. 8).

Табл. 6. Создание геологической модели месторождения (залежи). Поисково-оценочный этап

Петрофизика. Емкостные 
свойства

Петрофизика. 
Фильтрационные 

свойства
Петрофизика. Структура 

пустотного пространства  и 
матрицы (твердой фазы)

Литология. Литолого-
фациальный анализ

Оценка запасов

Литология. Анализ вторичных изменений в породах

Литология. Литолого-
фациальный анализ

Петрофизика. 
Фильтрационные свойства

Обработка и интерпретация данных ГИС

Обработка и 
интерпретация данных ГИС

Сейсморазведка 2D

Бурение новых 
скважин

Методы прямого 
геохимического поиска

Сейсморазведка 2D

Бурение новых скважинАнализ современного 
структурного плана

Оценка ресурсов и подсчёт 
запасов УВ

Анализ геологических 
рисков Бассейновый анализ ЗНГН 

Со
зд

ан
ие

 ге
ол

ог
ич

ес
ко

й 
м

од
ел

и 
м

ес
т

ор
ож

де
ни

я 
(з

ал
еж

и)

Коллектор

Флюидоупор

Размер залежи

Методы:Задачи:Этап ГРР

По
ис

ко
во

 -о
це

но
чн

ы
й 

эт
ап

Табл. 7. Задачи разведочного этапа ГРР

Область применения Задачи разведочного этапа ГРР Результат

Уточнение 
структурного плана ловушки

o Уточнение геологического строения ловушки

Ге
ол

ог
ич

ес
ки

е 
ха

ра
кт

ер
ис

ти
ки

Детализация обстановок 
осадконакопления

o Анализ литофаций и уточнение их границ распространения

Создание первичной 
геологической модели 

месторождения

o Уточнение положения контуров залежи. Уточнение положения зон контактов 
(ВНК, ГНК, ГВК)

Б
аз

ов
ы

е к
ри

те
ри

и 
не

ф
те

га
зо

но
сн

ос
ти

o Порода-Коллектор. Выявление изменений фильтрационно-емкостных свойств 
пород в пределах залежи в зависимости от генезиса литотипа пород

o Порода-Коллектор. Определение влияния вторичных вторичных изменений на 
свойства коллектора в результате присутствия/движения в нём флюида (газ, 
нефть, вода)

o Порода-Коллектор. Определение капилярного давления. Флюидонасыщенности
(степени насыщения). Смачиваемости пород

o Флюидоупор. Определение фильтрационных свойств флюидоупора и изменение 
их в залежи

Моделирование 
процессов аккумуляции УВ 

в залежи и
постаккумуляционные

процессы

o Флюид. Установление фазового распределения УВ по составу и свойствам в 
залежи. Химическое окисление, биодеградация

o Определение состава и свойств пластовой воды в залежи

Создание прогнозной 
гидродинамической модели 

месторождения

o Определение термобарических условий в залежи. 
Зоны АВПД/АНПД. Прогноз дебитов скважин

o Определение механических свойств пород-коллекторов и флюидоупоров

Переоценка запасов
o Уточнение геологических и извлекаемых запасов залежей (продуктивных 

горизонтов) месторождений по категориям С1 и частично С2
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На основе комплекса литологических и петрофизиче-
ских методов, а также методов 2D- и 3D-сейсморазведки 
осуществляется детализация обстановок осадконакопле-
ния. В результате интерпретации новых данных строятся 
трехмерные сейсмогеологические модели продуктивных 
отложений, карты распространения сейсмофациальных 
зон, реконструируются условия формирования продук-
тивных пластов. В конечном итоге уточняется геологи-
ческая модель залежи, положение контура ВНК, характер 
изменения по площади Фес пород-коллекторов и их 
эффективные мощности. 

Детализация базовых критериев нефтегазонос-
ности на разведочном этапе связана с моделированием 
процессов аккумуляции уВ в залежи, при этом изучаются 
флюиды и процессы, происходящие в залежи. 

Преимущественно специальными геохимическими 
методами определяются свойства нефти и/или газа 
(фракционный, групповой и элементный составы) и их 
вариации в пределах залежи. устанавливаются также 
взаимосвязь между оВ НГМТ и флюидом, наличие при-
знаков биодеградации нефти в залежи. 

Гидрогеологическими методами исследуются состав 
и свойства пластовой воды в залежи. При необходимости 
отбираются новые пробы воды, рассчитывается совмести-
мость вод, используемых для поддержания пластового 
давления в залежи, с водами продуктивных горизонтов.

На рассматриваемом этапе разрабатывается гидро-
динамическая модель залежи, определяются пластовые 
давления и температура, методами гидродинамических 
исследований скважин (ГДИс) уточняются Фес пла-
стов-коллекторов, определяются параметры предельной 
депрессии при работе скважин для исключения разруше-
ния призабойной зоны пласта. На базе новых результатов, 
полученных на разведочном этапе, проводится переоценка 
запасов уВ в залежах. Итоговым результатом этапа явля-
ется создание прогнозной модели залежи/месторождения, 

описывающей особенности распределения свойств про-
дуктивных пластов по площади (табл. 9).

5. Комплексирование методов грр 
для решения задач поиска и разведки 
нефти и газа 

Комплексирование методов Грр – это процесс ите-
рационно-циркуляционный, по сути повторяющий реа-
лизацию методов, применяемых на предыдущих этапах 
работ, но уже с учетом новых данных или результатов 
Грр. Так, например, анализ последовательности решения 
задач на разных этапах Грр одного из хорошо изученных 
районов Пур-Тазовской нефтегазоносной области по-
казал, что новая информация, получаемая на поздних 
этапах освоения месторождений, вызвала необходимость 
пересмотра их моделей, сформированных по данным 
региональных и поисково-оценочных исследований. 
Наиболее слабо изученным вопросом после проведения 
регионального и поисково-оценочного этапов Грр оста-
вался вопрос о времени структурных перестроек в рай-
оне месторождений, от которого зависит время работы 
углеводородной системы и время прихода углеводородов 
в сформированную ловушку. 

Для Лено-Тунгусского нефтегазоносного бассейна 
(Непско-Ботуобинская антеклиза) одним из поисковых 
признаков нефтеносности региона является наличие 
древних разломов северо-западного простирания, по ко-
торым, скорее всего, в ходе истории развития территории 
происходило поступление гидротермальных вод. однако 
гидротермы Восточной сибири играли другую роль 
по сравнению с таковыми в Западно-сибирском бассейне. 
они обусловили формирование в разрезе зон засолонения 
(непроницаемых барьеров), которые не позволили разру-
шиться древним залежам уВ и способствовали сохран-
ности месторождений до настоящего времени.

Табл. 8. Геологическая характеристика объекта. Разведочный этап 

Ра
зв

ед
оч

ны
й 

эт
ап

Уточнение структурного 
плана ловушки

Детализация  
обстановок 

осадконакопления

Создание первичной 
геологической модели 

месторождения

Литология,  литолого-
фациальный анализ

Бурение 
новых 

скважин

Сейсморазведка 
3D, 2D

Обработка и интерпретация 
данных ГИС

Литология. Анализ 
вторичных изменений в 

породах

Сейсморазведка 
3D, 2D

Анализ современного 
структурного плана

Бурения 
новых 

скважин

Литолого-
фациальный 

анализ

ГИС,
Комплексная 

интерпретация
Петрофизика

Анализ ЗНГН. Комплексирование разномасштабных 
исследований с целью прогнозирования УВ в резервуарах 

разного типа

Анализ 
современного 

структурного плана

Бурение
новых скважин

Реконструкция истории геологического развития территории в 
пределах ЛУ

Анализ ЗНГН. Комплексирование разномасштабных 
исследований с целью прогнозирования УВ в резервуарах 

разного типа

Сейсморазведка 
3D

Методы:Задачи:Этап ГРР
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Выявление новых поисковых признаков нефтегазонос-
ности происходит часто на этапе разведки и разработки 
месторождений нефти и газа, когда неизвестные ранее за-
кономерности определяются после тщательной обработки 
кернового материала геохимическими и петрофизиче-
скими методами. Поэтому представляется необходимым 
постоянно обращаться к результатам предыдущих этапов 
геологоразведочных работ и интегрировать новые данные 
в геологические модели разного уровня.

Пример комплексирования методов для решения 
задач предшествующих этапов и интеграции их в об-
щую программу работ для поиска пропущенных за-
лежей. На примере нескольких месторождений из разных 
нефтегазоносных бассейнов проведен анализ результатов 
ретроспективных исследований от начала регионального 
этапа (40–50-е годы XX в.) до современных исследований 
на эксплуатационном этапе. Все методы были ранжиро-
ваны на геофизические, геологические, геохимические, 
гидрогеологические и инженерно-промысловые, а также 
по информативности получаемой геологической инфор-
мации и базовым критериям.

Информативность ретроспективных методов оцени-
валась на основании трех главных критериев:

1) наличие геолого-геофизической, геохимической, ги-
дрогеологической, инженерно-промысловой изученности 
и количество исследований, проведенных на пилотном 
объекте;

2) год выполнения или своевременность выполненных 
исследований согласно предложенной последователь-
ности задач Грр;

3) информативность полученных результатов с помо-
щью каждого метода для решения поставленной задачи.

Каждая задача из списка задач Грр ранжировалась 
на «выполненную», «невыполненную» и «выполненную 

несвоевременно», т.е. выполненную на более поздних 
этапах Грр. Таким образом, оценивалась возможность 
открытия месторождения минимальным комплексом 
методов с последующим его доизучением, в том числе 
и методами, применяемыми на начальных стадиях Грр. 

оценка информативности методов заключалась в воз-
можности использования результатов методов для прямо-
го или косвенного ответа на вопросы, поставленные в ходе 
реализации программы Грр. если метод применяется 
на более поздних стадиях, то его результатами восполня-
ются пробелы в предыдущем изучении, а также решают 
новые задачи детального прогноза. Чаще всего задачи 
до конца не решаются на региональном этапе. отсутствие 
необходимых результатов восполняется на более поздних 
стадиях Грр, а некоторые задачи так и остаются нерешен-
ными или решаются формально.

Для всех изученных месторождений типичными «не-
решенными» задачами остаются:

• оценка скорости тектонических движений и расчет 
мощности эродированных отложений;

• реконструкция палеоструктурного плана для конкрет-
ных участков и зон нефтегазонакопления;

• разработка критериев выделения элементов углево-
дородной системы для конкретного объекта;

• разработка критериев оценки работы углеводородной 
системы, т.е. процессов, которые приводят к формирова-
нию или переформированию залежи. 

отсутствие критериев, по которым прогнозируются 
процессы работы углеводородной системы, приводит 
к пропущенным залежам и неэффективному бурению. Так, 
залежь часто открывается в продуктивных отложениях, 
расположенных гипсометрически ниже, чем сводовая 
часть структуры, а сам контур нефтегазоносности слабо 
коррелируется со структурным планом (рис. 2). Поэтому 

Табл. 9. Детализация базовых критериев нефтегазоносности. Разведочный этап

Методы:Задачи:Этап ГРР

Ра
зв

ед
оч

ны
й 

эт
ап

Моделирование 
процессов 

аккумуляции  УВ 
от очага к 

залежи

Пластовая 
вода

Структурно-групповой 
состав нефти, экстракта

Молекулярный состав 
нефти, экстракта, газа

Элементный состав нефти, 
экстракта, газа

Изотопный состав нефти, 
экстракта, газа

Создание 
гидродинамической 

модели

Переоценка запасов

Макрокомпонентный
химический состав воды

Микрокомпонентный
химический состав воды

Водорастворённые газы Взвешенные вещества в 
воде

pH, Eh, окислительно-восстановительный потенциал воды

Термодинамическое 
моделирование

Геологическое моделирование 
месторождения

Гидродинамические 
исследования скважин (ГДИС)

Геомеханические (упруго-прочностные) свойства

Сейсморазведка 3D Бурение новых скважин

Анализ современного 
структурного плана

Оценка ресурсов и подсчёт 
запасов УВ

Флюид

Специфические 
галогены
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возникает принципиальный вопрос, как прогнозировать 
распространение залежи, какие виды работ и на каких 
этапах помогут недропользователю.

Для объяснения закономерностей распределения угле-
водородов по площади и по разрезу мы решили вернуться 
к анализу регионального этапа Грр и последовательно 
проработать все нерешенные задачи регионального 
и поисково-оценочного этапов (рис. 3). одной из таких 
задач, результаты которой не были получены или полу-
чены, но не встроены в единую модель формирования 
месторождений, была реконструкция палеоструктурного 

плана. Поскольку для ее решения были все необходимые 
ретроспективные данные, то мы смогли провести палео-
структурные реконструкции 2D-сейсмических профилей 
и палеоструктурный анализ, сопоставленные с интерпре-
тацией результатов изопахических треугольников (в том 
числе зональных), с целью увязки региональных и локаль-
ных масштабов для определения времени формирования 
ловушки со временем генерации, миграции и аккумуляции 
углеводородов.

Для определения времени формирования ловушек 
в региональном плане были построены 2D-палеопрофили, 

Рис. 2. Несоответствие гипсометрического положения открытой залежи прогнозу в наиболее приподнятой части структуры 

Рис. 3. Пример последовательного встраивания результатов поискового этапа ГРР в анализ процессов формирования залежи на 
стадии разработки месторождений и доразведки сопредельных территорий
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показывающие изменение амплитуды поднятий в разное 
время. Амплитуда палеоподнятий варьировалась во вре-
мени от 70 до 100 м и более (рис. 3Б). Проследив изме-
нения положения сводов структуры во времени по сети 
палеосейсмогеологических разрезов, была построена 
схема расположения палеосводов по площади (рис. 3В). 
Именно к этим палеподнятиям и оказались приурочены 
пропущенные залежи углеводородов. Выводы, сделанные 
по материалам анализа палеореконструкций, подтвер-
дились результатами наземной геохимической съемки. 
На других месторождениях они подтверждаются данны-
ми электромагнитной съемки. Таким образом, при вы-
полнении работ на разных стадиях поиска и разведки 
месторождений недропользователь должен добиваться 
ответа на все поставленные задачи этапа Грр, оценивать 
полноту исследований предшествующих этапов, а также 
целесообразность применения того или иного метода 
или комплекса для их решения или восполнения недо-
стающих результатов. 

Заключение
Комплексирование методов Грр для достоверного 

решения задач поиска и разведки нефти и газа возможно 
только при калибровке и интеграции разнородных данных 
и их корректной систематизации в каталоге методов, где 
каждый из методов ранжирован по своим параметрам и на-
правлениям исследований. ранжирование методов про-
изводится по следующим двум основным направлениям: 
1) последовательное решение задач Грр, и 2) определение 
базовых критериев нефтегазоносности.

результаты предыдущих исследований должны стать 
основой для решения задач на последующих этапах 
Грр и обязательно увязываться с новыми полученными 
результатами. Это позволяет уточнять модели объектов 
и устанавливать новые поисковые признаки для обна-
ружения в них скоплений нефти и газа. стадийность 
изучения базовых критериев нефтегазоносности должна 
реализовываться последовательно на всех этапах Грр. 
особое внимание при этом необходимо уделять изучению 
процессов генерации и миграции уВ, их аккумуляции 
и консервации в залежах, а также постаккумуляционным 
преобразованиям последних, которые в конечном итоге 
и приводят к формированию современных залежи/ме-
сторождения или к отсутствию таковых в том или ином 
исследуемом регионе. Игнорирование последовательно-
сти и полного комплекса решения задач Грр вынуждает 
недропользователя возвращаться к задачам более ранних 
этапов и проводить недовыполненные виды исследований.
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abstract. Integration of petroleum geology methods 
is the process of applying results of several methods for 
solving a task or group of tasks in order to reduce the limits of 
uncertainties in its solution. Since in the oil and gas industry 
there are a large number of methods, often aimed at solving 
similar problems, it is necessary to reduce the number of 
methods solving the same tasks. Thus, the integration of 
petroleum geology methods means the creation of exploration 
structures and algorithms for prediction of oil and gas contents. 
The system can be used not only to select a rational complex 
of exploration methods, but also to predict petroleum potential 
in the area by different methods, including IT technologies.
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Аналитические и полуаналитические методы расчета 
притока жидкости к горизонтальной скважине (обзор) 
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В работе дан краткий обзор аналитических и полуаналитических методов, используемых для расчета при-
тока жидкости к горизонтальным и многоствольным скважинам. отмечено, что принципиальным является 
учет вертикальной и азимутальной анизотропии проницаемости пласта, траектории горизонтального ствола 
и гидравлических потерь давления на трение. На модельных примерах показаны преимущества и недостатки 
рассмотренных методов.
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Введение
В структуре запасов значительная часть приходится 

на трудноизвлекаемые запасы нефти, приуроченные 
к сложнопостроенным нефтяным месторождениям и низ-
копроницаемым коллекторам. Кроме того, увеличивается 
доля нефти высокой и повышенной вязкости, преиму-
щественно характерной для карбонатных коллекторов. 
одним из методов разработки месторождений с трудно-
извлекаемыми запасами является применение горизон-
тальных скважин (Гс). Эффективность применения Гс 
во многом зависит от ряда факторов, к которым относятся 
геологическое строение продуктивного пласта, расчленен-
ность, анизотропия, трещиноватость, неоднородность, 
пористость и проницаемость (Закиров и др., 2009).

История возникновения и применения Гс для разра-
ботки нефтегазовых месторождений насчитывает более 
50 лет (Борисов и др., 1964; Joshi, 1991). Изначально про-
водилось бурение только единичных скважин. с конца 
70-х годов XX в. технология разработки месторождений 
нефти и газа с применением Гс стала интенсивно разви-
ваться как за рубежом, так и в нашей стране (Бердин, 2001; 
Брехунцов и др., 2004; Яртиев и др., 2008). Применение го-
ризонтальных технологий существенно повлияло на объ-
емы мировой добычи углеводородного сырья. Дебиты Гс 
с большой протяженностью ствола значительно возросли. 
Появилась также возможность эксплуатировать нефте-
газовые месторождения раздельными сетками скважин, 
снизить депрессию на продуктивные пласты и увеличить 
продолжительность безводного периода. Многие запасы, 

которые раньше считались неизвлекаемыми, теперь могут 
разрабатываться в промышленных масштабах. 

Целью настоящей работы является краткий обзор 
и анализ аналитических и полуаналитических методов 
расчета притока жидкости к горизонтальным и много-
ствольным скважинам. с помощью рассмотренных ме-
тодов исследовано влияние анизотропии проницаемости 
пласта, траектории горизонтального ствола и гидравли-
ческих потерь давления на трение на продуктивность Гс.

Аналитические формулы для расчета 
дебита горизонтальных скважин

Теоретическому и экспериментальному изучению 
характера притока жидкости к Гс посвящены многие 
работы (Борисов и др., 1964; Бердин, 2001; Брехунцов 
и др., 2004; Батлер, 2010; Houben et al., 2022). Первые 
аналитические формулы для расчета дебита горизон-
тальной скважины на установившемся режиме полу-
чены П.Я. Полубариновой-Кочиной, Ю.П. Борисовым, 
В.П. Меркуловым, В.П. Пилатовским, В.П. Табаковым, 
А.П. Телковым и др. (Борисов и др., 1964; Брехунцов и др., 
2004; Телков, Грачев, 2009). Из зарубежных стоит отме-
тить работы (Joshi, 1991; Renard, Dupuy, 1991; Mukherjee, 
Economides, 1991; Suprunowicz et al., 1998; Ozkan et al., 
1999; Chaudhry, 2004). В основе вывода большинства 
аналитических формул лежит замена пространственной 
фильтрации к горизонтальной скважине плоскими по-
токами. При этом формулы разных авторов отличаются 
способом задания внешнего и внутреннего фильтрацион-
ных сопротивлений.

одно из первых теоретических исследований стацио-
нарной фильтрации к наклонным и горизонтальным сква-
жинам выполнено В.П. Меркуловым (Меркулов, 1958). 
Им, в частности, получена полуэмпирическая формула 
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по определению дебита Гс в анизотропном пласте с кру-
говым контуром питания 
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где kv, kh − коэффициенты вертикальной и горизонтальной 

проницаемости пласта, 
 

v

h

k
kβ =  − параметр анизотропии, 

μ – вязкость, h – эффективная толщина пласта, Q – дебит 
Гс, ΔP – перепад между давлением на контуре питания 
и забойным давлением, L – длина горизонтального ствола 
скважины, Rк – радиус контура питания, rc – радиус сква-
жины, zw – эксцентриситет, 

hLa β25,0 += , ( )242 hhLb ββ += , Lc 5,0= , 

45,4284,17,9213,0 2 ++−= ωωβλ hL , wzh −= 5,0ω . 

В формуле (1) для учета анизотропии проницаемости 
используется известный прием масштабного преобра-
зования линейных размеров пласта: в формуле для изо-
тропного пласта проницаемость заменяется ее средним 
значением  vhkk , а толщина пласта умножается на пара-
метр анизотропии β.

с помощью метода фильтрационных сопротивлений 
Ю.П. Борисовым получена простая и удобная формула 
для расчета дебита Гс в изотропном пласте с круго-
вым контуром питания (Борисов и др., 1964). В работе 
(Григулецкий, 1992) дается обобщение формулы Борисова 
на случай анизотропного пласта:

 









−

∆
=

h
r

L
h

L
R

PhkQ
ck

h

β
πβµ

π
 ln4ln

2
.  (2)

Формула Джоши для расчета дебита Гс в анизотроп-
ном пласте с эллиптическим контуром питания имеет вид 
(Joshi, 1988, 1991):
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дренирования.
однако, как отмечается в (Mukherjee, Economides, 

1991), для корректного учета анизотропии пласта в фор-
мулах (2) и (3) дополнительно необходимо заменить ра-
диус Гс на эквивалентный радиус. с этой точки зрения 
анизотропия пласта корректно учитывается в формуле 
ренара – Дюпюи (Renard, Dupuy, 1991):
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L
aX =  для эллиптического контура 

питания и  )2sin()2( bLbachX ππ=  для прямоугольного 
контура питания с большой а и малой b сторонами.

В работе (Морозов, 2008) приводится формула 
для определения дебита Гс в анизотропном пласте с кру-
говым контуром питания

 












































+−

























+

∆
=

h
z

k
k

h
r

L
h

k
k

k
k

L
R

phkk
Q

w

y

zc

z

x

y

xk

yx

ππµ

π

sin1ln12ln

2

(5) 
где kx, ky, kz – коэффициенты проницаемости пласта вдоль 
координатных осей (ствол Гс расположен параллельно 
оси x).

Для трансверсально-изотропного пласта, т.е. при kx = 
ky = kh, kz = kv, формула (5) примет вид (Батлер, 2010; 
Морозов, 2018а):
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В случае Гс, расположенной по центру изотропного 
кругового пласта, формулы (5) и (6) совпадают с формулой 
Борисова (2).

В работе (Насыбуллин и др., 2014) получена формула 
для расчета дебита Гс, основанная на композиции линей-
ного и радиального притоков:
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В работе (Насыбуллин, Войкин, 2015) приведено ана-

литическое решение задачи расчета дебита Гс при пло-
щадной и рядных системах заводнения.

Полуаналитические методы расчета 
притока жидкости к горизонтальной 
скважине

В работе (Морозов, 2018а) на основе решения 
М. Маскета для точечного источника в анизотропном 
пласте, ограниченном двумя параллельными непрони-
цаемыми плоскостями, предложен полуаналитический 
метод определения продуктивности радиальной системы 
Гс, состоящей из N симмет рично расположенных стволов 
одинаковой длины. В частном случае при N = 2 получим 
систему интегральных уравнений для нахождения безраз-
мерного давления одиночной Гс в анизотропном пласте:
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K0(x)– модифицированная функция Бесселя второго рода 
нулевого порядка.

Для численного решения системы интегральных урав-
нений (8)–(9) ствол Гс разбивается на n сегментов и по-
лагается, что приток в каждом сегменте равномерный, т.е. 

( ) idd qxq = , [ ]iid ,xxx 1−∈ , =−1 =<<< nxxx K10 1.  

В результате получаем систему линейных алгебраи-
ческих уравнений для определения безразмерного дав-
ления и притока жидкости к сегментам горизонтальной 
скважины: 
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где , xi′ = 0.5(xi – 1 + xi ) – координаты 

центров сегментов,  
jjj xxΔ x −= +1 . следует отметить, 

что в случае изотропного пласта (β = 1) система линейных 
алгебраических уравнений (10) эквивалентна формулам 
Пилатовского для определения притока жидкости к «ло-
маной» скважине, состоящей из n прямолинейных звеньев 
(Борисов и др., 1964).

В результате проникновения в пласт бурового раство-
ра могут образовываться различные формы загрязнения 
призабойной зоны Гс (Joshi, 1991). Для учета в полу-
аналитическом решении механического скин-эффекта, 
распределенного по длине Гс, необходимо прибавить ве-
личину скин-эффекта i-го сегмента Гс Si к диагональному 
элементу Aii матрицы системы (10). На рис. 1б приводятся 
графики распределения безразмерного притока жидкости 
по длине ствола Гс в случае цилиндрической или кони-
ческой формы загрязнения призабойной зоны (рис. 1а).

Помимо фильтрационных сопротивлений пласта 
на продуктивность Гс могут оказывать влияние внутрен-
ние сопротивления, возникающие в результате потерь 
давления на трение при движении жидкости по стволу 
скважины (рис. 2). Гидравлические потери давления 
в стволе Гс определяются уравнениями сохранения массы 
и импульса в трубах с проницаемыми стенками (Ouyang, 
Aziz, 2001; Хайруллин и др., 2012б; Морозов, 2018а):
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( ) ( )dααqxq
L

x
w ∫=  − расход жидкости в сечении ствола 

скважины, ρ − плотность жидкости.
В случае ламинарного режима течения в стволе сква-

жины коэффициент гидравлического сопротивления λ вы-
числяется на основе эмпирической зависимости (Ouyang, 
Aziz, 2001; Hill et al., 2008):
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0 Re04304.01 wλλ ⋅+= , 

где 
 

Re
64
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w =Re  − число рейнольдса для пористой среды. 

При турбулентном режиме течения в стволе скважины 
коэффициент гидравлического сопротивления вычисляет-
ся с помощью эмпирической зависимости (Ouyang, Aziz, 
2001; Hill et al., 2008):

 ( )3978.0Re0153.01 wtλλ ⋅−= .
Коэффициент гидравлического сопротивления λt 

для трубы при турбулентном режиме течения жидкости 
определяется из соотношения Колбрука – уайта (Ouyang, 
Aziz, 2001; Морозов, 2018а):

 
,

71.3Re
51.2lg21












+−= d

tt

ε
λλ

где ɛd − относительная шероховатость стенки трубы.
Из совместного решения системы нелинейных урав-

нений (8)–(9), (11) определяются распределения давления 
и притока жидкости по стволу Гс.

Для учета притока жидкости к скважине со слож-
ной траекторией горизонтального ствола в работах 
(Michelevicius, Zolotukhin, 2002; Доманюк, 2011; 
Иктисанов, 2020) используется другой подход, основан-
ный на моделировании скважины цепочкой сфер равного 
радиуса, ориентированных вдоль ствола скважины. В ра-
боте (Грачев и др., 2021) ствол скважины со сложной тра-
екторией представляется как множество последовательно 
расположенных линейных стоков. Такое представление 
скважин сложного профиля позволяет учесть изменение 
давления и расходов по отдельным участкам скважины 
и гидравлические сопротивления в стволе скважины.

В работе (Нафиков, саламатин, 2023) исследуется 
нестационарный приток жидкости к Гс в бесконечном 

Рис. 1. Влияние формы загрязнения призабойной зоны на рас-
пределение притока жидкости по длине ствола ГС 
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Рис. 2. Схема притока и течения жидкости в стволе горизон-
тальной скважины
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анизотропном пласте с учетом изменения проницаемости 
пласта вдоль ствола скважины.

Коллективом авторов (Wolfsteiner et al., 2000) пред-
ложен полуаналитический метод решения задачи одно-
фазного притока жидкости к скважинам сложной кон-
фигурации (рис. 3) в замкнутом пласте, имеющем форму 
прямоугольного параллелепипеда. скважины могут иметь 
произвольные конфигурацию и траекторию. Каждая сква-
жина iw из общего числа скважин nw может иметь nl(iw) 
боковых стволов, каждый из которых состоит из ns(iw, il) 
сегментов (нижний индекс w означает well, l – lateral, s – 
segment). общее число сегментов равно 

.

 Полуаналитический метод позволяет рассчитывать 
дебиты притока и депрессию в средней точке M(iw,il,is) 
каждого сегмента скважины iw (рис. 3). Для учета око-
лоскважинной неоднородности проницаемости исполь-
зуется подход, называемый S–k* моделью (Wolfsteiner 
et al., 2000). В рамках данной модели неоднородность 
проницаемости учитывается при помощи постоянной 
фоновой проницаемости и задания локального скин-
эффекта, изменяющегося вдоль траектории скважины, 
при этом фоновую проницаемость получают методом 
апскейлинга. Вычислительная часть этого подхода реа-
лизована в симуляторе AdWell (Wolfsteiner et al., 2000) 

и может быть использована при моделировании скважин 
нетрадиционных типов (Закиров и др., 2018).

В работах (Морозов и др., 2005; Хайруллин и др., 
2012а) для численного решения задач нестационарного 
притока жидкости к Гс со сложной траекторией стволов 
используется метод конечных элементов (МКЭ). 

с целью повышения эффективности эксплуатации Гс, 
а также для обеспечения равномерной выработки пласта 
необходимо управление притоком вдоль горизонтального 
ствола скважины. В настоящее время существуют раз-
личные технологии, позволяющие регулировать приток 
из различных участков ствола горизонтальной скважины. 
В частности, в ПАо «Татнефть» разработана технология 
для управляемой эксплуатации Гс с интервалами пластов, 
обладающих различной проницаемостью (рис. 4). Данная 
технология позволяет селективно воздействовать на объ-
ект эксплуатации, проводить обработку призабойной зоны 
в необходимых интервалах, производить отбор нефти, 
а также при необходимости отключать обводненные 
участки (Хисамов и др., 2010, Тахаутдинов и др., 2013). 
Моделированию нестационарного притока жидкости 
к многосекционной горизонтальной скважине с управ-
ляемым отбором посвящена работа (Морозов, 2018б), где 
на основе полуаналитического решения задачи построены 
типовые кривые изменения давления в изолированных 
друг от друга секциях ствола горизонтальной скважины.

Обсуждение результатов
Нами проведен сравнительный анализ различных 

методов расчета притока жидкости к горизонтальным 
и многоствольным скважинам для прогнозирования их 
производительности. Исследовано влияние вертикальной 
и азимутальной анизотропии проницаемости пласта, 
а также гидравлических потерь давления на трение на про-
дуктивность Гс. 

рассмотрен модельный круговой пласт со следующи-
ми данными: Rk = 300 м, L = 300 м, rc = 0,1 м, h = 20 м, 
zw = 10 м, kh = 0,02 мкм2, μ = 25 мПа·с. В табл. 1 приведены 
результаты расчетов производительности Гс в зависимо-
сти от коэффициента анизотропии пласта по формулам 
различных авторов. Из таблицы видно, что формула 
Джоши (3) дает несколько заниженное значение продук-
тивности Гс.

Рис. 4. Многосекционная ГС с электроуправляемыми клапанами регулирования притока (Тахаутдинов и др., 2013)

Рис. 3. Разбиение многоствольной горизонтальной скважины 
на сегменты в полуаналитической модели (Wolfsteiner et al., 
2000)
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Известно, что если пласт имеет площадную анизо-
тропию, например вследствие развития системы трещин 
определенной направленности, то для того чтобы Гс 
имела более высокую производительность, ее необходимо 
бурить поперек высокопроницаемых трещин. Например, 
если Гс пробурена вдоль высокопроницаемого направ-
ления (kx = 0,1 мкм2, ky = 0,02 мкм2), то, согласно формуле 
(6), продуктивность Гс будет в среднем в два раза ниже, 
чем в случае, когда она пробурена перпендикулярно этому 
направлению (kx = 0,02 мкм2, ky = 0,1 мкм2).

Безразмерный коэффициент продуктивности горизон-
тальной скважины имеет вид: 

 

C
r
R

J

w

k

d

+







=

ln

1
, 

где C − геометрический скин-фактор, зависящий от гео-
метрических параметров горизонтальной скважины и об-
ласти дренирования, а также параметра анизотропии β.

В табл. 2 приведены значения геометрического 
скин-фактора горизонтальной скважины, полученные 
экспериментально методом электрогидродинамической 
аналогии (ЭГДА) В.И. Щуровым (Борисов и др., 1964), 
а также на основе полуаналитического решения (8)–(9) 
и инженерных формул Борисова (2), Джоши (3) для пласта 
толщиной h = 7,5 м, радиуса скважины rw = 0,1 м и раз-
личных длин ствола.

Из табл. 2 следует, что результаты, полученные с ис-
пользованием полуаналитического решения, хорошо со-
гласуются с экспериментальными данными. отметим 
также, что формула Борисова (2) дает более точные 
результаты, чем формула Джоши (3). К аналогичному 
заключению пришли авторы работы (Suprunowicz et al., 
1998) при сравнении данных эксперимента на основе 
электролитического моделирования притока жидкости 
к горизонтальной скважине с результатами, полученными 
по этим формулам.

На рис. 5 представлены графики распределения прито-
ка и давления по стволу горизонтальной скважины с уче-
том и без учета потерь давления на трение, полученные 
при следующих данных (Ozkan et al., 1999): L = 800,1 м, rw= 
0,1 м, h = 21,9 м, Rk = 846 м, pk = 15,85 МПа, kh = 8,5 мкм2, 
kv = 1,5 мкм2, μ= 1,43 мПа·с, Q = 4767 м3/сут. На рисунке  
видно, что распределения притока и давления по стволу 
горизонтальной скважины, полученные с использованием 
полуаналитического метода (сплошные линии), хорошо 
согласуются с результатами работы (Ozkan et al., 1999). 
расчеты показали, что гидравлические потери давления 
на трение являются существенными в случае протяжен-
ных и высокодебитных горизонтальных скважин.

Далее мы сравнили результаты моделирования неста-
ционарной фильтрации жидкости к многоствольным гори-
зонтальным скважинам (МГс) различной конфигурации 
в анизотропном пласте в форме параллелепипеда (рис. 6), 
полученные на основе численного решения задачи МКЭ 
и полуаналитического решения задачи, реализованного 
в симуляторе AdWell. 

В расчетах использовались следующие параметры: 
длина пласта 800 м, ширина – 800 м, толщина пласта 
20 м, Q = 50 м3/сут, радиус скважины 0,1 м, упругоемкость 

Табл. 2. Сравнение расчетных и экспериментальных значений геометрического скин-фактора горизонтальной скважины

L, м Геометрический скин-фактор С 
Эксперимент Щурова Полуаналитическое решение Формула Борисова (2) Формула Джоши (3) 

25 –3,35 –3,348 –3,391 –3,048 
50 –4,38 –4,411 –4,456 –4,285 
75 –4,95 –4,942 –4,986 –4,871 
100 –5,30 –5,294 –5,335 –5,250 
125 –5,56 –5,558 –5,596 –5,527 

kν, мкм2 h vβ k k=  Коэффициент продуктивности ГС, JГС = Q/∆p, м3/сут⋅МПа 
Формула 

(1) (2) (3) (4) (6) 
0,5 0,2 6,5163 6,1559 6,0818 6,2119 6,2205 
0,2 0,31623 6,3033 6,0530 5,9449 6,1105 6,1189 

0,05 0,63246 5,8455 5,7413 5,5569 5,7749 5,7829 
0,02 1 5,4109 5,3716 5,1237 5,3652 5,3716 
0,01 1,41421 4,9908 4,9769 4,6822 4,9293 4,9347 

0,005 2 4,4855 4,4770 4,1466 4,3859 4,3902 
0,001 4,47214 3,0705 3,0322 2,7077 2,8828 2,8847 
0,0005 6,32456 2,4482 2,3974 2,1146 2,2529 2,2541 

Табл. 1. Влияние анизотропии пласта на продуктивность ГС

Рис. 5. Распределение притока (а) и давления (б) по длине оди-
ночной ГС: 1 – с учетом гидравлических потерь давления; 2 – 
без учета гидравлических потерь давления, ○ – результаты 
расчетов (Ozkan et al., 1999)
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β* = 1·10–4 1/МПа, kh = 0,0987 мкм2, kv = 0,00987 мкм2, 
μ = 1 мПа·с, пластовое давление 10 МПа. В первом случае 
(рис. 6а) МГс состоит из двух боковых стволов длиной 
100 м, во втором случае (рис. 6б) − из основного и допол-
нительного стволов длиной 200 и 100 м соответственно. 
На рис. 7 представлены кривые изменения давления 
в МГс, работающей с постоянным дебитом в замкнутом 
пласте. Как видно из рисунка, численное и полуаналити-
ческое решения задачи хорошо согласуются.

Заключение
В работе рассмотрены различные подходы к расчету 

притока жидкости к горизонтальным скважинам и сква-
жинам сложной архитектуры в анизотропных пластах. 
сравнительный анализ показал, что на продуктивность 
горизонтальных скважин помимо горизонтальной ани-
зотропии проницаемости пласта существенное влияние 
может оказывать и латеральная анизотропия проницаемо-
сти. Гидравлические потери давления на трение в стволах 
высокодебитных горизонтальных скважин могут быть 
сопоставимы с депрессией на пласт. 
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Abstract. The efficiency of using horizontal drilling 
technology largely depends on a number of factors, including 
the geological structure of the productive formation, fracturing, 
anisotropy, heterogeneity, porosity, and permeability. This 
necessitates the design of the process of oil inflow to the 
horizontal section of the well. The article presents analytical 
and numerical methods used in modeling liquid inflow to 
horizontal and multilateral wells. The main attention is paid 
to taking into account the anisotropy of reservoir permeability, 
the trajectory of the horizontal wellbore and hydraulic pressure 
losses due to friction.

Keywords: horizontal well, calculation of inflow, working 
sections of the horizontal wellbore, permeability anisotropy, 
hard-to-recover oil reserves

Acknowledgements 
The research was carried out with the support of the 

Russian Science Foundation grant No. 23-19-00144, https://
rscf.ru/project/23-19-00144/.

recommended citation: Nasybullin A.V., Morozov 
P.E., Shamsiev M.N., Shaikhrazieva L.R., Sayakhov V.A., 
Denisov O.V., Shaidullin L.K. (2023). Analytical and semi-
analytical methods for modeling liquid inflow to a horizontal 
well (review). Georesursy = Georesources, 25(4), pp. 252–
259. https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.23

references
Batler R.M. (2010). Horizontal wells for recovery of oil, gas and bitumen. 

Moscow – Izhevsk: Institut komp’yuternyh issledovanii, NIC “Regulyarnaya 
i haoticheskaya dinamika”, 536 p. (In Russ.)



www.geors.ru 259

Аналитические и полуаналитические методы расчета притока жидкости...                                                                                                                            А.В. Насыбуллин, П.е. Морозов, М.Н. Шамсиев и др.

Berdin T.G. (2001). Designing the development of oil and gas fields 
with horizontal well systems. Moscow: OOO “Nedra-Biznescentr”, 199 p. 
(In Russ.)

Borisov Y.P., Pilatovskiy V.P., Tabakov V.P. (1964). Development of 
oil deposits with horizontal and multilateral wells. Moscow: Nedra, 350 p. 
(In Russ.)

Brekhuncov A.M., Telkov A.P., Fedorcov V.K. (2004). Development of 
the theory of liquid and gas filtration to horizontal wellbores. Tyumen: OAO 
“SibNAC”, 290 p. (In Russ.)

Chaudhry A. (2004). Oil Well Testing Handbook. Boston; Oxford: Gulf 
Prof. Publ., 689 p. 

Domanyuk F.N. (2011). Steady-state liquid flow towards an undulating 
well. Neftepromyslovoe delo, 7, pp. 21–26. (In Russ.)

Grachev S.I., Rogozina T.V., Kolev ZH.M., Mamchistova E.I. 
(2021). Inflow to an oil well with a complex trajectory in the reservoir. 
Nauka. Innovacii. Tekhnologii, 2, pp. 39–58. (In Russ.) https://doi.
org/10.37493/2308-4758.2021.2.3

Griguletsky V.G. (1992). Stationary oil inflow to a single horizontal 
well in an anisotropic reservoir. Neftyanoe Khozyaystvo = Oil Industry, 10, 
pp. 10–12. (In Russ.)

Hairullin M.H., Morozov P.E., Shamsiev M.N. (2012). Hydrodynamic 
studies of multilateral horizontal wells. Georesursy, geoenergetika, 
geopolitika, 1(5), pp. 1–8. (In Russ.)

Hairullin M.H., Shamsiev M.N., Badertdinova E.R., Abdullin A.I. 
(2012). Thermohydrodynamic investigations of horizontal oil wells. 
High Temperatures, 50(6), pp. 774–778. https://doi.org/10.1134/
S0018151X12050070

Hill A.D., Zhu D., Economides M.J. (2008). Multilateral Wells. SPE, 
200 p. https://doi.org/10.2118/9781555631383

Houben G.J., Collins S., Bakker M., Daffner T., Triller F., Kacimov A. 
(2022) Review: Horizontal, directionally drilled and radial collector 
wells. Hydrogeology Journal, 30, pp. 329‒357. https://doi.org/10.1007/
s10040-021-02425-w

Iktisanov V.A. (2020). Description of steady inflow of fluid to wells with 
different con-figurations and various partial drilling-in. Journal of Mining 
Institute, 243, pp. 305–312. https://doi.org/10.31897/pmi.2020.3.305

Joshi S.D. (1988). Augmentation of well productivity with slant and 
horizontal wells. Journal of Petroleum Technology, 40(6), pp. 729–739. 
https://doi.org/10.2118/15375-PA

Joshi S.D. (1991). Horizontal Well Technology. PennWell Publ. Comp., 
535 p.

Khisamov R.S., Fatkullin R.K., Khannanov R.G. (2010). New technology 
of horizontal well completion and production. Neftyanoe hozyaystvo = Oil 
Industry, 12, pp. 110–112. (In Russ.)

Michelevicius D., Minijos N., Zolotukhin A.B. (2002). Evaluating 
Productivity of a Horizontal Well. SPE International Thermal Operations 
and Heavy Oil Symposium and International Horizontal Well Technology 
Conference, Calgary, Alberta, Canada. SPE-79000-MS, pp. 1–10. https://
doi.org/10.2118/79000-MS

Morozov P.E. (2008). Evaluation of the productivity of a horizontal 
well in an anisotropic reservoir. Problems of heat and mass transfer and 
hydrodynamics in power engineering: Proc. VI School-seminar, Kazan, 
September 16–18, 2008. Kazan: Kazan University Publ., pp. 340–343. 
(In Russ.)

Morozov P.E. (2018). Steady fluid flow to a radial system of horizontal 
wells. Journal of Applied Mechanics and Technical Physics, 59(2), pp. 273–
280. https://doi.org/10.1134/S0021894418020104

Morozov P.E. (2018). Simulation of non-stationary fluid inflow to a 
multi-section horizontal well. Georesursy = Georesources, 20(1), pp. 44–50. 
https://doi.org/10.18599/grs.2018.1.44-50

Morozov P.E., Hairullin M.H., Shamsiev M.N. (2005). Numerical 
solution of direct and inverse problems during fluid filtration to a horizontal 
well. Vychislitel’nye metody i programmirovanie = Numerical Methods and 
Programming, 6(2), pp. 139–145. (In Russ.)

Mukherjee H., Economides M.J. (1991). A parametric comparison of 
horizontal and vertical well performance. SPE Formation Evaluation, 6(2), 
pp. 209–216. https://doi.org/10.2118/18303-PA

Nasybullin A.V., Voykin V.F. (2015). Definition of Production Rate in 
a Horizontal Well at Steady Mode in the Object of Flooding. Georesursy = 
Georesources, 4(63), pp. 35–38. (In Russ.) http://dx.doi.org/10.18599/
grs.63.4.22

Nasybullin A.V., Lifant’ev A.V., Vasil’ev V.V., Astakhova A.N. (2014). 
Controlling over the model of stable inflow towards a horizontal well and a 
fracture of endless conductivity. Avtomatizaciya, telemekhanizaciya i svyaz’ 
v neftyanoj promyshlennosti, 6. pp. 27–32. (In Russ.)

Nafikov R.I., Salamatin A.A. (2023). Representation of the pressure field 
and flows in the vicinity of a horizontal well based on instantaneous point 
sources. Georesursy = Georesources, 25(1), pp. 140–144. (In Russ.) https://
doi.org/10.18599/grs.2023.1.14

Ozkan E., Sarica C., Haci M. (1999). Influence of pressure drop along 
the wellbore on horizontal-well productivity. SPE Journal, 4(3), pp. 288–301. 
https://doi.org/10.2118/57687-PA

Ouyang L.-B., Aziz K. (2001). A general single-phase wellbore/
reservoir coupling model for multilateral wells. SPE Reservoir Evaluation & 
Engineering, 4(4), pp. 327–335. https://doi.org/10.2118/72467-PA

Renard G., Dupuy J.M. (1991). Formation damage effects on horizontal-
well flow efficiency. Journal of Petroleum Technology, 43(7), pp. 786–869. 
https://doi.org/10.2118/19414-PA

Suprunowicz R., Butler R.M., Ford C.O.K., Kry S.F. (1998). An 
experimental investigation of convergent flow to horizontal wells. Journal 
of Canadian Petroleum Technology, 37(10), pp. 51‒57. https://doi.
org/10.2118/98-10-04

Tahautdinov Sh.F., Hisamov R.S., Ibatullin R.R., Abdrahmanov G.S., 
Vahitov I.D., Nizamov I.G. (2013). Controllable operation of horizontal 
wellbore intervals. Neftyanoe hozyaystvo = Oil industry, 7, pp. 26–27. 
(In Russ.) https://doi.org/10.18599/grs.2018.1.44-50

Telkov A.P., Grachev S.I. (2009). Reservoir hydromechanics as applied 
to problems of oil and gas field development. Part II. Tyumen: TSOGU, 
352 p. (In Russ.)

Wolfsteiner C., Durlofsky L.J., Aziz K. (2000). Approximate model 
for productivity of nonconventional wells in heterogeneous reservoirs. SPE 
Journal, 5(2), pp. 218–226. https://doi.org/10.2118/62812-PA 

Yartiev A.F., Fazlyev R.T., Mironova L.M. (2008). Application of 
horizontal wells in oil fields of Tatarstan. Moscow: VNIIOENG, 156 p. 
(In Russ.)

Zakirov E.S., Zakirov S.N., Indrupskii I.M., Anikeev D.P. (2018). Well 
Connection Conductivity Calculation – Stanford University Semi-Analytical 
Method. Aktualnye problemy nefti i gaza, 2(21), pp. 1–10. (In Russ.)

Zakirov S.N., Indrupskii I.M., Zakirov E.S., Zakirov I.S. et al (2009). New 
principles and technologies for the development of oil and gas fields. Part 2. 
Moscow – Izhevsk: Institut komp’yuternyh issledovanii, 484 p. (In Russ.)

About the Authors
Arslan V. Nasybullin – Dr. Sci. (Engineering), Head of the 

Department of Development and Operation of Oil and Gas Fields, 
Almetyevsk State Oil Institute

2 Lenin st., Almetyevsk, 423450, Russian Federation
e-mail: arsval@bk.ru 

Petr E. Morozov – Dr. Sci. (Physics and Mathematics), Senior 
Researcher, Institute of Mechanics and Engineering – Subdivision 
of FIC KazanSC of RAS

2/31 Lobachevsky st., Kazan, 420111, Russian Federation

Marat N. Shamsiev – Dr. Sci. (Engineering), Leading Researcher, 
Institute of Mechanics and Engineering – Subdivision of FIC 
KazanSC of RAS

2/31 Lobachevsky st., Kazan, 420111, Russian Federation

Laisan R. Shaikhrazieva– Cand. Sci. (Engineering), Assistant of 
Department of Development and Operation of Oil and Gas Fields, 
Almetyevsk State Oil Institute

2 Lenin st., Almetyevsk, 423450, Russian Federation

Vadim A. Sayakhov– Cand. Sci. (Engineering), Associate 
Professor, Department of Development and Operation of Oil and 
Gas Fields, Almetyevsk State Oil Institute, 

2 Lenin st., Almetyevsk, 423450, Russian Federation

Oleg V. Denisov – Cand. Sci. (Engineering), Lead business 
analyst, Tatneft PJSC 

75 Lenin st., Almetyevsk, 423450, Russian Federation

Lenar K. Shaidullin – Graduate Student, Department of 
Development and Operation of Oil and Gas Fields, Almetyevsk 
State Oil Institute

2 Lenin st., Almetyevsk, 423450, Russian Federation

Manuscript received 22 June 2023; 
Accepted 5 September 2023; Published 30 December 2023



GEORESURSY   www.geors.ru260

Георесурсы / Georesursy                    2023. Т. 25. № 4. с. 260–266

Использование вронскиана для анализа термограммы 
добывающей скважины 

Р.А. Валиуллин, М.Ф. Закиров*

Уфимский университет науки и технологий, Уфа, Россия

Проведены исследования функциональной зависимости термограмм в добывающих скважинах с целью 
определения начального распределения температуры по стволу скважины. Информация о первоначальном 
тепловом поле позволяет обеспечить достоверность решения задачи об определении работающих интервалов в 
эксплуатационных скважинах. В данной работе предлагается способ выделения линейной зависимости на профиле 
термограммы в интервалах отсутствия движения флюида (в зумпфе работающей и по стволу простаивающей 
скважины) с помощью построения специальной функции – вронскиана. установлено, что применение вронскиана 
можно использовать для восстановления геотермического распределения, а также определения значения геотер-
мического градиента и температуры при анализе термограммы. Для обсуждения возможностей предлагаемого 
способа использованы три случая: модельная и две термограммы при реальном промысловом исследовании. 
Первым вариантом рассмотрена синтетическая термограмма при квазистационарном режиме работы скважины. 
Во втором и третьем случае приводятся результаты термометрических исследований в скважине при кратко-
временном вызове притока с пласта при одинаковом и различающемся литологическом строении интервалов 
в зумпфе. Полученный алгоритм может использоваться для выделения интервалов линейной зависимости при 
экспресс обработках зарегистрированных термограмм с целью получения количественных параметров работы 
системы «скважина – пласт».

Ключевые слова: скважина, тепловое поле, термограмма, геотермический градиент, линейная зависимость, 
квазистационарный режим
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Введение
Для решения задач промысловой геофизики в действу-

ющих скважинах наиболее информативным параметром 
является температура. Воздействие внешних и внутрен-
них факторов в системе «скважина – пласт» отражается 
на распределении температуры и это можно использовать 
для решения разного класса задач. По мнению авторов 
(Валиуллин и др., 2015, 2022а; рамазанов, 2017), изме-
нение теплового поля по стволу добывающей скважины 
определяется совместным действием термодинамических 
эффектов, таких как эффект Джоуля – Томсона, калори-
метрический эффект и т.д. однако при определенных 
режимах работы скважины один из тепловых эффектов 
может преобладать над остальными. 

В практике скважинной термометрии (рамазанов 
2017; Захарченко, 2017) для анализа возникающих тер-
моаномалий необходимо построение геотермического 
распределения. Получение такого распределения может 
быть осложнено многими факторами (предистория ра-
бот на скважине, нарушение герметичности колонны 
и возникновение заколонных перетоков, короткий зумпф 
и т.д.). В остановленной скважине (Меркулов, 2008) мо-
гут наблюдаться интервалы с различными градиентами 

температуры. Такое поведение обусловлено термиче-
скими свойствами горных пород (теплопроводность, 
теплоемкость и т.д.). Поэтому изучение теплового поля 
в скважине позволяет связать литологию окружающих 
пород и теплофизические процессы, происходящие в си-
стеме «скважина – пласт». Таким образом, для решения 
перечисленных задач возникает необходимость поиска 
на термограмме линейной зависимости по глубине. 

В последнее время объем промысловых исследований 
возрос благодаря развитию технологий скважинных изме-
рений: появлению распределенных датчиков (Валиуллин 
и др., 2013), оптико-волоконных систем измерений темпе-
ратуры. Это приводит к необходимости развития методов 
экспресс обработки термограмм (Закиров и др., 2020, 2022; 
Валиуллин и др., 2022б) и прогноза положения по глубине 
интервалов с заданной зависимостью (Митрофанов, 2019) 
с целью определения параметров работы системы «сква-
жина – пласт». Т.е. необходимо разработать алгоритмы вы-
деления физических закономерностей на регистрируемых 
промысловых результатах для того, чтобы предложить 
для геофизической отрасли эффективные методы по об-
работке материала. Это возможно сделать несколькими 
путями: 1) на основе математического моделирования; 
2) отбора промыслово-геофизических результатов с созда-
нием базы данных и знаний с характерными признаками.

Данная работа посвящена опробованию способа выде-
ления на термограмме интервалов линейной зависимости 
для использования в автоматизированной обработке про-
мысловых термограмм. 

ОрИгИнальная статья 
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В общем виде для выделения линейной зависимости 
на экспериментальных данных необходимо выполнить 
следующие шаги.

1) выбор первоначального интервала обработки 
из промысловых результатов, начиная с забоя скважины 
(необходим интервал, где будет более 3-х точек отсчета 
из-за требований регрессионного анализа);

2) определение параметров линейной зависимости;
3) определение вронскиана с использованием промыс-

ловой термограммы и модельной линейной зависимости;
4) анализ значений вронскиана во всем интервале глу-

бин и определение интервала, где значения определителя 
Вронского стремятся к нулю;

5) при отсутствии заданных интервалов расширение 
диапазона анализа промысловой термограммы вплоть 
до подошвы работающего интервала или устья скважины 
с последующим расчетом вронскиана согласно п.2; 

6) определение технологических характеристик из по-
лученной линейной зависимости. 

результаты
Пример 1. анализ модельной термограммы
рассмотрим пример использования вронскиана. 

Для этого используем приведенную термограмму на рис. 1 
и рассчитаем в каждой точке функциональную зависи-
мость вронскиана (рис. 2).

В интервалах, где наблюдается минимальное показание 
вронскиана (рис. 2), кривая «w» (интервал 1357–1368 м, 
значение близкое к нулю) говорит о преимущественной 
линейной зависимости. В этом интервале «i» линейная 
зависимость термограммы определяется геотермическим 
распределением. Т.е. данный метод позволил автоматиче-
ски (по поведению функции вронскиана) определить тип 
зависимости. В качестве дополнительного практического 
применения данный способ позволяет определить в ин-
тервале линейной зависимости геотермический градиент, 
который составил порядка 0,018 °с/м.

Пример 2. Опробование на реальных данных
рассмотрим использование вронскиана при анализе 

термограмм в добывающей скважине при компрессорном 
опробовании (рис. 3).

В данной скважине выполнены исследования 
в остановленной скважине «a», в процессе компресси-
рования «b» (репрессии) и серии замеров при притоке 

Материалы и методы
рассмотрим суть способа по определению интервалов 

с линейной зависимостью. Пусть функции y1(x), y2(x), 
y3(x), …, yn(x) непрерывны вместе со своими произво-
дными (до n−1 порядка включительно) на интервале (a; b). 
определитель Вронского (вронскиан) указанной системы 
функций задаётся следующей формулой (Ильин, 2010): 

.

(1)
Для того, чтобы функции y1(x), y2(x), y3(x), …, yn(x) 

были линейно независимыми на (a; b), достаточно вы-
полнения условия W(y1, y2,…, yn) ≠ 0 хотя бы в одной точке 
интервала (a; b). Т.е. если W(y1, y2, …, yn) = 0 для всех 
значений переменной из интервала (a; b), то функции 
y1(x), y2(x), y3(x), …, yn(x) в общем случае будут линейно 
зависимы.

рассмотрим пример термограммы в стволе добываю-
щей скважины, зарегистрированной на притоке (рис. 1).

Как видно из термограммы, существуют интервалы 
с практически линейной завимостью: 1) нижний интервал 
(ниже подошвы работающего интервала) определяется 
характером геотермического распределения в интервале 
глубин (1350–1370 м); 2) выше кровли пласта – согласно 
конвективному теплообмену восходящего потока флюи-
да – параллельно геотермическому распределению – выше 
глубины 1320 м.

В нашем случае, если две функции – эксперименталь-
ная и модельная термограммы – будут линейно зависимы, 
тогда вронскиан будет равен нулю. следовательно соглас-
но (1), в этом интервале из исходной промысловой термо-
граммы можно выделить соответствующую линейную 
зависимость. Для получения коэффициентов линейной 
зависимости также необходимо использовать линейную 
регрессию при обработке температурного сигнала:

Рис. 1. Модельная термограмма для случая одного работаю-
щего интервала: a – термограмма на притоке; b – геотерми-
ческое распределение; с – интервал перфорации

Рис. 2. Вид детализированного вронскиана в интервале зумп-
фа: w – вронскиан; i – интервал определения параметров



GEORESURSY   www.geors.ru262

Георесурсы / Georesursy                    2023. Т. 25. № 4. с. 260–266

(депрессии) – термограммы «c, d». согласно данным от-
крытого ствола по кривой Пс (потенциала собственной 
поляризации), интервал g1–g2 выделяется как «неколлек-
тор». учитывая, что характерных признаков движения 
жидкости в зумпфе скважины не наблюдается, то данный 
участок от подошвы перфорации до забоя можно исполь-
зовать для восстановления линейного геотермического 
распределения. При получении геотермического гради-
ента производится дифференцирование термограммы 
по глубине. При детальном анализе на реальной термо-
грамме (рис. 4) могут наблюдаться малые флуктуации. 
Это связано с осложнениями при регистрации термограмм 
(санду, 2015; Демежко и др., 2020) вследствие влияния 
различных факторов (влияние работы скважины, шумы 
аппаратуры и т.д.). Поэтому возникает необходимость 
выполнения предварительного сглаживания реальной 
термограммы.

Так, при подробном анализе, несмотря на то что в ин-
тервале g1–g2 (рис. 3) термограммы «a–d» имеют практиче-
ски линейный тренд, кривые необходимо предварительно 
сгладить и отфильтровать выбросы. Для упрощения визу-
ализации графиков рассмотрим применение вронскиана 
на примере термограммы «d» на притоке через 1 ч после 
разрядки скважины (рис. 4).

существуют различные способы сглаживания зависи-
мостей (Туктамышева, 2008; Зеливянская, 2016; Гладких, 
2011). В настоящей работе было использовано экспонен-
циальное сглаживание в связи со способом расчета произ-
водной термограммы как функции от двух соседних точек 
по глубине. В отличие от метода «cкользящего среднего», 
где прошлые наблюдения имеют одинаковый вес, экспо-
ненциальное сглаживание присваивает им экспоненциаль-
но убывающие веса, т.е. новые точки – результаты дают 
больший вес при прогнозировании, чем старые точки 

наблюдения. Это позволяет создавать прогноз на про-
должительном интервале по глубине и при этом сохранять 
общий тренд функции. В случае экспоненциального сгла-
живания формула выглядит следующим образом: 

Tсгл.i = α*Ti–1 + (1 – α)*Tсгл.i–1  (2)

где 0 < α < 1; i > 2.
Параметр альфа определяет степень сглаживания. 

При значениях близких к 1, сглаженный ряд практически 
повторяет исходный ряд. Для медленно меняющегося 
ряда часто берут небольшие значения α = 0,1; а для бы-
стро меняющегося – 0,3–0,5. На рис. 4 приведен пример 
сглаживания с α = 0,05.

Как видно из рис. 4, сглаживание позволяет убрать 
неоднозначности при вычислении производных по глу-
бине. Т.к. параметр сглаживания будет являться также 
параметром влияния, исследуем поведение вронскиана, 
но при разных значения степени сглаживания.

Из графика на рис. 5 можно сделать вывод, 
что при уменьшении степени сглаживания (значения, 
меньшие 0,02) на вронскиане наблюдаются меньшие 
флуктуации, однако и необходимых точек, когда вронски-
ан будет стремиться к нулю, будет меньше. Т.е. необходи-
мо соблюдать «золотую середину» – сгладить термограм-
мы, при этом не сильно исказив входные массивы. Другим 
способом определения интервалов, где будет наблюдаться 
стремление вронскиана к нулю, будут графики отклонения 
от среднего значения (рис. 6).

Как видно из рис. 6, значение вронскиана, стремящееся 
к нулю, наблюдается в диапазоне глубин 1770–1810 м. 
Чем меньше степень сглаживания, тем «уже» диапазон 
глубин, где вронскиан стремится к нулю. Точки, попавшие 
в диапазон 1750–1760 м, можно также включить в анализ, 
однако представительность таких данных составляет 
менее 1%, и поэтому в анализ они не были включены. 
учитывая, что максимальное частое попадание значения 

Рис. 3. Промысловые термограммы: a – фоновый; b – при 
компрессировании; c – при прорыве 1 пуск муфты; d – через 
1 ч после разрядки; e – потенциал собственной поляризации; 
I – перфорация; g1–g2 – поисковый интервал геотермического 
распределения

Рис. 4. Детализация термограммы (рис. 3) в зумпфе: d – через 
1 ч после разрядки; f – сглаженная кривая в режиме «d»; g – 
искомое геотермическое распределение
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вронскиана, стремящегося к нулю, наблюдается в интер-
вале глубин 1770–1810 м, тогда можно оценить по каждой 
степени сглаживания полученный интервал линейного 
тренда (рис. 7).

Как видно из рис. 7, несмотря на разные степени 
сглаживания линейный тренд наблюдается в интер-
вале 1775–1790 м (пунктирное выделение). Т.е. даже 
при сглаживании исходной термограммы и с помощью 
метода вронскиана возможно определение интервалов 
линейного тренда. согласно выявленному положению 
глубин линейной зависимости, было определено геотер-
мическое распределение «g» (рис. 4). Геотермический 
наклон для термограмм (рис. 3, 4) получился равным 

Г = 0,039 °с/м. Т.е. связка алгоритма экспоненциального 
сглаживания и вронскиана позволяет определить об-
ласть линейного тренда на промысловых термограммах, 
зарегистрированных при проведении геофизических ис-
следований скважин.

Пример 3. Опробование на реальных данных
рассмотрим случай применения вронскиана для термо-

граммы с множеством линейных участков. При деталь-
ном изучении геофизического материала таких объектов 
видна характерная корреляция с разным литологическим 
строением пластов и, соответственно, с отличающимися 
теплофизическими характеристиками, например, тепло-
проводностью интервалов. Так, на рис. 8 представлена 
термограмма в зумпфе простаивающей скважины. На тер-
мограмме «a» выделяются четыре участка с собственными 
линейными трендами (рис. 8, пунктирные линии g1…g4). 
Т.е. в данной скважине при формировании теплового поля 
возникли различающийся темп и условия теплообмена 
с окружающими скважину горными породами в установ-
ленных интервалах. 

условный наклон данных участков рассчитан на кри-
вой «g» (рис. 8, пунктирные линии и числовые значе-
ния-маркеры кривой «g»). Данные кривой потенциала 
собственной поляризации «e» косвенно подтверждают 
границы выделенных интервалов. В верхнем интервале 
960–975 м может наблюдаться остаточный эффект от воз-
действия работающего интервала 946–950 м, расположен-
ного выше глубины 960 м. 100% корреляции термограммы 
с литологическим строением разреза скважины не всегда 
удается отметить, т.к. изменение теплового поля сква-
жины связано со множеством процессов, происходящих 
в скважине и пластах. однако при преимущественном 
проявлении одного из термодинамических процессов 
(в данном случае кондуктивного теплообмена) возможно 
возникновение ситуации, когда один или несколько участ-
ков термограммы имеют свой собственный линейный 
тренд (рис. 8, пунктирные линии). Воспользуемся методо-
логией вронскиана (1) поинтервально для каждого участка 
(рис. 8, отрезки g1…g4). образовавшаяся группа кривых 
вронскианов (рис. 8, w1… w4) имеет нулевые показания 
на участках, выделенных пунктирными прямоугольни-
ками. Дополнительно можно отметить, что по стволу 
скважины можно найти участки линейного распределения 
температуры с одинаковыми наклонами (рис. 8, g2, g4). 

Рис. 5. Вид вронскиана по глубине, шифр кривых – это степень 
сглаживания

Рис. 6. Отклонение от среднего значения для вронскиана по 
глубине, где шифр кривых – это степень сглаживания термо-
граммы

Рис. 7. Интервалы по глубине прогнозного линейного тренда, 
где шифр кривых – это степень сглаживания термограмм
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Т.к. по определению вронскиан в интервалах линейной 
зависимости будет стремится к нулю, то для удобства 
анализа найдем вспомогательную функцию – обратную 
пропорциональность (Выгодский, 2006) от значений 
вронскиана: 

f(z) = 1/w(z),  (3)
где w(z) – значения вронскиана по глубине.

Тогда в интервалах с малыми значениями вронски-
ана будут наблюдаться максимумы (рис. 8, кривая «v» 
или рис. 9, w1…w4):

При таком способе анализа (рис. 9) каждый из врон-
скианов имеет характерный «резонансный» максимум 
(кривые w1…w4). Интервал максимума приурочен к об-
ласти, где исходная термограмма имеет линейный тренд 
(рис. 8, отрезки g1…g4). Т.е. использование метода врон-
скиана в этом случае позволяет по всей длине скважины 
выделить участки с линейным и одинаковым трендом. 
Таким образом, предлагается новый метод и признак 
для выделения линейной зависимости на термограммах, 
зарегистрированных в остановленной скважине на основе 
обработки вронскианом. Это позволит автоматизировать 
процесс поиска линейных зависимостей на промысловой 
термограмме при одинаковом и различающемся литоло-
гическом строении пластов.

Заключение
В результате проведенных исследований показано, 

что при обработке термограммы с помощью построения 
специальной функции – вронскиана – возможно выде-
ление линейной зависимости по глубине. Приведенный 
метод позволяет создать алгоритм по обработке промыс-
ловых термограмм с целью определения характеристик 

Рис. 9. График обратной пропорциональности от вронскиана 
для поиска линейного тренда: w1…w4 – вронскианы

теплового поля вокруг скважин. В частности, возникает 
возможность выделения участков геотермического рас-
пределения используя свойство равенства нулю врон-
скиана в участках линейной зависимости температуры 
от глубины. следует отметить, что предлагаемый метод 
использования вронскиана дополняет классический 
способ определения геотермического распределения 
в скважине. Полученное геотермическое распределе-
ние позволяет восстановить начальное, невозмущенное 
работой скважины, тепловое поле. Использование этой 
информации при решении задачи о выделении работаю-
щих интервалов повышает достоверность интерпретации 
промысловых термограмм. 

Для подтверждения полученных закономерностей 
были привлечены результаты промысловых исследований 
добывающих скважин. Таким образом, использование ме-
тодологии зависимости/независимости нескольких функ-
ций с применением вронскиана позволяет определить 
интервалы геотермического распределения из результатов 
обработки промысловых термограмм, а также определить 
теплофизические параметры системы «скважина – пласт».
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abstract. The functional dependence of thermograms in 
producing wells has been studied in order to determine the 
initial temperature distribution along the wellbore. Information 
about the initial thermal field makes it possible to ensure the 
reliability of solving the problem of determining the operating 
intervals in production wells. In this paper, we propose a 
method for isolating the linear dependence on the thermogram 
profile in the intervals of the absence of fluid movement (in 
the sump of a working and along the trunk of an idle well) by 
constructing a special function – the vronskian. In this paper, 
it is established that the use of the vronskian can be used 
to restore the geothermal distribution, as well as to obtain 
the value of the geothermal gradient and temperature in the 
analysis of the thermogram. To discuss the possibilities of the 
proposed method, three cases were used: a model and two 
thermograms in a real field study. The first option considered 
is a synthetic thermogram with a quasi-stationary mode of 
operation of the well. In the second and third cases, the results 
of thermometric studies in the well with a short-term inflow 
from the reservoir with the same and different lithological 
structure of the intervals in the sump are presented. The 
obtained algorithm can be used to isolate the intervals of 
linear dependence during express processing of registered 

thermograms in order to obtain quantitative parameters of the 
operation of the borehole-formation system.
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Моделирование работы скважин при разработке нефтяного 
пласта на упруговодонапорном режиме с помощью 

регрессионного анализа

И.В. Афанаскин*, С.Г. Вольпин, В.А. Юдин, П.В. Крыганов, А.А. Глушаков
Федеральный научный центр Научно-исследовательский институт системных исследований РАН, Москва, Россия

одной из важных задач анализа разработки нефтяных месторождений является прогнозирование показателей 
работы скважин. Для этого часто используются характеристики вытеснения, представляющие собой зависи-
мости одних показателей разработки от других. Для определения параметров этих зависимостей применяется 
регрессионный анализ исторических данных. Зависимости описывают обводнение добывающих скважин водой, 
закачиваемой в нагнетательные скважины, или водой из законтурного водоносного горизонта. 

особенностью характеристик вытеснения обычно считается, что их можно использовать только в случае, 
если потоки жидкости в пласте являются установившимися. Это связано с тем, что при классическом подходе 
характеристики вытеснения не учитывают в явном виде интерференцию скважин. Поэтому поиск характеристик 
вытеснения, с помощью которых можно учитывать взаимовлияние скважин, является важной задачей. Этому 
посвящена настоящая работа. 

обводненность и водонефтяной фактор (ВНФ) связаны известной формулой. В работе предложены ре-
грессионные модели для ВНФ. они получены путем совершенствования классической линейной зависимости 
логарифма ВНФ от накопленной добычи нефти. 

обводненность рассчитывается из водонасыщенности. Предложенные регрессионные модели для водона-
сыщенности основаны на анализе уравнений теории двухфазной фильтрации в разностной форме. 

Исследовано 11 моделей обводнения, включая две классические и 9 новых. Также были разработаны за-
висимости для пластового и забойного давлений. Предложенные модели предназначенные для анализа работы 
скважин при разработке нефтяного пласта на упруговодонапорном режиме. Модели были протестированы на 
реальном месторождении, их эффективность была проанализирована. Некоторые новые модели показали хоро-
шие результаты на тестовой выборке. В частности, все предложенные модели показали результаты лучше, чем 
классическая модель вида: логарифм водонефтяного фактора от накопленной добычи нефти.

Ключевые слова: анализ разработки, оптимизация разработки, регрессионный анализ, характеристики 
вытеснения, упруговодонапорный режим, прогноз показателей разработки

Для цитирования: Афанаскин И.В., Вольпин с.Г., Юдин В.А., Крыганов П.В., Глушаков А.А. (2023).
Моделирование работы скважин при разработке нефтяного пласта на упруговодонапорном режиме с помощью 
регрессионного анализа. Георесурсы, 25(4), c. 267–285. https://doi.org/10.18599/grs.2023.4.21

* ответственный автор: Иван Владимирович Афанаскин
e-mail: ivan@afanaskin.ru
© 2023 Коллектив авторов 
Контент доступен под лицензией Creative Commons Attribution 4.0 

License (https://creativecommons.org/licenses/by/4.0/)

Введение
разработка нефтяных месторождений – это сложный 

и трудоемкий процесс. Для правильного использования 
технологий разработки нефтяных месторождений тре-
буется анализ истории разработки, включающий в себя 
обобщение информации большого количества исследо-
ваний скважин, пластов и флюидов. одной из главных 
задач такого анализа является прогнозирование пока-
зателей работы скважин, для чего часто используются 
характеристики вытеснения (Craig, 1971; Dake, 2001; 
Smith, Cobb, 1997; Willhite, 1986; Wolcott, 2009). Метод 
характеристик вытеснения основан на аппроксимации 
исторических данных разработки. Для прогнозирования 
показателей разработки применяется экстраполяция полу-
ченных зависимостей.

Как правило, используются линеаризованные харак-
теристики вытеснения. Например, сложную зависимость 
водонефтяного фактора (ВНФ) от накопленной добычи 
нефти описывают линейной зависимостью логарифма 
ВНФ от накопленной добычи нефти.

Для более детального анализа разработки, построения 
прогнозных моделей и оценки нефтеотдачи часто строят 
модели для каждой скважины отдельно, хотя можно 
строить модели для групп скважин, дренирующих один 
и тот же пласт.

Характеристики вытеснения представляют собой на-
боры зависимостей одних показателей разработки от дру-
гих (дебит по фазам, обводненность, накопленная добыча 
и др.). Для определения параметров этих зависимостей 
используется регрессионный анализ данных разработки 
за исторический период.

Характеристики вытеснения принято разделять на две 
группы: дифференциальные и интегральные.

Дифференциальные характеристики вытеснения 
представляют собой зависимости дифференциальных 
показателей разработки (дебит по фазам, доля нефти 
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или обводненность, ВНФ) от интегральных показателей 
разработки (накопленной добычи по фазам, коэффициента 
извлечения нефти). общеизвестным примером дифферен-
циальной характеристики вытеснения можно считать за-
висимость «логарифм ВНФ – накопленная добыча нефти».

Интегральные характеристики вытеснения представ-
ляют собой взаимосвязь разных интегральных показате-
лей разработки. Это, например, линейная зависимость 
накопленной добычи нефти от обратной величины на-
копленной добычи жидкости.

Интегральные характеристики вытеснения являются 
существенно более гладкими, чем дифференциальные. 
Это связано с тем, что интегральные показатели раз-
работки могут расти только с течением времени, а диф-
ференциальные показатели могут достаточно хаотично 
меняться в обе стороны, придерживаясь при этом неко-
торого тренда. Поэтому более зашумленными являются 
дифференциальные характеристики вытеснения.

Возможность использования характеристик вытесне-
ния при анализе разработки нефтяного месторождения 
зависит от наличия воды. Характеристики позволяют 
описать обводнение добывающих скважин водой, за-
качиваемой в нагнетательные скважины, или водой 
из законтурного водоносного горизонта. Поэтому такие 
характеристики можно использовать только для случая 
двухфазной фильтрации нефти и воды в пласте. Как пра-
вило, область их применения ограничена снизу весьма вы-
соким значением минимально возможной обводненности. 
Этот недостаток осложняет использование подавляющего 
большинства известных характеристик вытеснения. 

При классическом подходе к определению харак-
теристик вытеснения их можно использовать только 
при установившейся фильтрации в пласте, т.е. когда ус-
ловия фильтрации не изменяются со временем. Поэтому 
они неприменимы в следующих случаях: 

1) значительное изменение режимов работы окружа-
ющих скважин (добывающих и нагнетательных), имею-
щих гидродинамическую связь с изучаемой скважиной 
по пласту;

2) включение или выключение окружающих скважин;
3) перевод добывающих скважин в нагнетательные.
При соблюдении условий применения характеристики 

вытеснения можно использовать для следующих целей:
1) анализ показателей разработки скважины, группы 

скважин, пласта или месторождения;
2) прогнозирование показателей разработки на кратко-

срочный и среднесрочный период;
3) оценка конечной нефтеотдачи;
4) оценка эффективности реализованных методов 

воздействия на пласт и призабойную зону (методы уве-
личения нефтеотдачи и интенсификации добычи нефти). 

Для определения параметров характеристик вытес-
нения, являющихся функциональными зависимостями 
(обычно, но не обязательно – линейными относительно 
коэффициентов), как правило, используют регрессионный 
анализ соответствующих исторических показателей раз-
работки. Подавляющая часть характеристик вытеснения 
не имеет строгого математического вывода, так как полу-
чены эмпирическим путем в конкретных геолого-физи-
ческих условиях.

определение характеристик вытеснения, которые 
способны учитывать взаимовлияние скважин, является 
важной задачей. решение такой задачи позволит суще-
ственно расширить область применения характеристик 
вытеснения как инструмента для анализа разработки. 
Таким исследованиям мы планируем посвятить несколь-
ко статей. Эта работа является второй в серии. Первая 
работа (Афанаскин и др., 2022) была посвящена случаю 
обводнения скважин водой из законтурной водоносной 
области. Настоящая работа посвящена развитию того 
же случая. В отличие от первой работы здесь приведено 
развернутое обоснование предлагаемых моделей, рас-
смотрен дополнительный промысловый пример, проведен 
подробный анализ результатов, сделан анализ литературы 
по проблеме. Влияние системы поддержания пластового 
давления здесь рассматриваться не будет. Это вопрос 
дальнейших исследований.

рассмотрим некоторые примеры работ по характери-
стикам вытеснения.

различные способы прогнозирования показателей 
разработки и обоснования выбора характеристик вытес-
нения представлены в классических работах по анализу 
разработки (Craig, 1971; Wolcott, 2009; Dake, 2001) и по за-
воднению (Willhite, 1986; Smith, Cobb, 1997). В частности, 
в работе (Wolcott, 2009) рассмотрены зависимости ВНФ 
от накопленной добычи, дебита жидкости и дебита нефти 
от накопленной добычи, обводненности от нефтеотдачи 
и т.д.

рассмотрим подробнее некоторые наиболее интерес-
ные зависимости в хронологическом порядке.

Кривые Арпса (Arps, 1945) хотя и используются 
иногда для анализа заводнения, но не могут называться 
характеристиками вытеснения, поскольку они описыва-
ют падение дебита нефти от времени. Характеристики 
вытеснения связывают одни показатели заводнения 
с другими, они не зависят от времени. Вопрос коррект-
ности использования кривых Арпса для анализа падения 
дебита нефти в результате роста обводненности до сих 
пор обсуждается в литературе, например (Yang, 2009). 
считается, что кривые Арпса хорошо описывают падение 
дебита нефти в результате прорыва законтурной воды. 
Иногда эти кривые используют для анализа обводнения 
скважин подставляя вместо дебита нефти обводненность.

В работе (Ershaghi, Omorigie, 1978) предложен подход 
к экстраполяции данных о добыче с помощью X-plot, ко-
торый представляет собой метод анализа заводнения, ос-
нованный на одномерном уравнении Баклея – Леверетта 
с использованием полулогарифмической зависимости 
между отношением относительных проницаемостей 
нефти и воды и водонасыщенностью (далее модель 
Эршаги – омориги). Этот метод неявно учитывает кон-
фигурацию пласта, неоднородность и эффективность 
вытеснения. развитие предложенного метода для раз-
личных схем заводнения, свойств коллектора и условий 
эксплуатации месторождения представлено в (Ershaghi, 
Abdassah, 1984).

работа (Мирзаджанзаде и др., 1999) посвящена раз-
работке подходов к обоснованию выбора характеристик 
вытеснения и повышению устойчивости оценок, получа-
емых с их помощью. Авторами разработана обобщенная 
модель с накопленным отбором нефти, воды и жидкости:
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, (1)

где Qo – накопленный отбор нефти, Ql – накопленный 
отбор жидкости, Qo

∞ – начальные извлекаемые запасы 
нефти, a, k, m, n – параметры модели, определяемые 
при адаптации. Как показано в (Мирзаджанзаде и др., 
1999), из этой модели можно вывести множество других, 
более простых моделей, например (Мирзаджанзаде и др., 
1999; савельев и др., 2008):

, (модель Абызбаева), (2)

, (модель сазонова), (3)

, (модель Камбарова), (4)

, (модель Пирвердяна), (5)

, (модель Казакова),  (6)

, (модель Гайсина – Тимашова), (7)

где a и b – параметры моделей, определяемые при 
адаптации. 

Потенциальные диагностические возможности харак-
теристик вытеснения, связанных с ВНФ, были изучены 
в работах (Yortsos et al., 1999; Yang, Ershaghi, 2005). В пер-
вой работе представлены аналитические и численные 
результаты для различных условий заводнения.

работа (Bondar, Blasingame, 2002) является разви-
тием традиционных методов WOR-анализа на случай 
псевдостационарного течения. Предложенная ав-
торами псевдостационарная модель (далее модель 
Бондаря – Блазингейма) воспроизводит прогнозирование 
значительно лучше, чем любая из стационарных моделей. 
В этой работе представлены новые эмпирические и по-
луаналитические модели для анализа и интерпретации 
данных по добыче нефти и воды. 

В работах (севостьянов, 2005; сергеев и др., 2014) 
рассмотрены характеристики вытеснения с переменны-
ми во времени параметрами. Предложен подход к по-
строению модели с учетом дополнительной априорной 
информации и адаптивные алгоритмы идентификации 
параметров.

В работе (савельев и др., 2008) предложена классифи-
кация характеристик вытеснения и рассмотрены условия 
использования ряда характеристик вытеснения: Назаров, 
сипачев, Максимов, Пирвердян, Говорова – рябинина и др. 

Исследование (Yang, 2009) показывает невозможность 
использования кривых Арпса при заводнении. Автором 
был разработан метод прогноза добычи нефти специаль-
но для заводнения на основе теории Баклея – Леверетта, 
введено понятие Y-функции.

В статье (Can, Kabir, 2014) рассмотрена эффективность 
некоторых часто используемых инструментов для анализа 
заводнения, таких как кривые ВНФ, Y-функция и кривые 
Арпса. Помимо этих инструментов предлагается полуана-
литический подход, который представляет собой модифи-
цированную версию Y-функции. результаты, основанные 
на синтетических и промысловых данных, показывают, 

что метод Арпса чрезвычайно точен при заводнении, 
независимо от лежащих в его основе физических меха-
низмов. Нужно отметить, что этот вывод противоречит 
работе (Yang, 2009). На наш взгляд, результаты, полу-
ченные в (Yang, 2009), представляются более логичными 
и обоснованными. 

В работе (Cheng, Li, 2014) показано, что из рассмо-
тренных в ней моделей Эршаги – омориги, Первиса 
(R.A. Purvis), Арпса, Бондаря – Блазингейма и уоррена 
(B.E. Warren) ни одна модель не может быть универ-
сальной и удовлетворять всем задачам прогнозирования. 
Каждая модель имеет свои преимущества и ограничения. 
отмечено, что модель уоррена является лучшей статисти-
ческой моделью среди рассмотренных. 

Кроме задач поиска новых характеристик вытеснения 
и обоснования их эффективности важной остается про-
блема выбора оптимальной характеристики вытеснения.

с помощью одномерной аналитической модели и про-
мысловых данных произведен анализ метода X-plot (Yang, 
2017). Предложен новый подход к использованию этого 
метода анализа данных о добыче, основанный на при-
менении заранее рассчитанной библиотеки типовых 
графиков X-plot для различных сочетаний свойств породы 
и жидкости. оценка показала, что при наличии лишь ми-
нимальных данных о добыче после прорыва воды новый 
подход  к методу X-plot уменьшает неопределенность 
и погрешность долгосрочного прогноза извлечения нефти.

В статье (Юлмухаметов, 2017) предложен метод об-
работки исходных данных для анализа зависимости ло-
гарифма ВНФ от накопленной добычи нефти. Этот метод 
позволяет получить зависимость, близкую к линейной 
функции, даже если работа фонда скважин нестабильна. 
суть метода заключается в следующем:

– для каждой скважины реконструируется история 
ее работы с постоянным дебитом жидкости, равным по-
следнему фактическому значению;

– затем, используя этот реконструированный набор 
данных, строится зависимость логарифма ВНФ от на-
копленной добычи.

Метод (Юлмухаметов, 2017) позволяет получить более 
точную зависимость логарифма ВНФ от накопленной 
добычи, чем если бы данные обрабатывались без учета 
нестабильности работы фонда скважин.

среди работ последнего времени стоит выделить 
следующие три статьи.

В работе (Liu, 2021) для прогнозирования показателей 
разработки на ранней стадии заводнения предлагается ис-
пользовать кривые Арпса, а на поздней стадии – интеграль-
ные характеристики заводнения (зависимости накопленной 
добычи нефти от накопленной добычи жидкости).

В работе (Sun, 2021) отмечена сложность использо-
вания характеристики вытеснения для прогнозирования 
конечной накопленной добычи нефти на месторождениях 
с активной законтурной водоносной областью. Это свя-
зано с тем, что в результате изменения дебитов жидкости 
меняется приток воды из законтурной водоносной области 
в нефтяную залежь, что, свою очередь, приводит к не-
стационарному течению в пласте и точность применения 
характеристик вытеснения падает. Поэтому в (Sun, 2021) 
предложена характеристика вытеснения, прямо учитыва-
ющая приток воды из законтурной водоносной области.
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работа (Elmabrouk, Mahmud, 2022) посвящена раз-
витию подходов к оценке извлекаемых запасов углеводо-
родов (Estimated Ultimate Recovery – EUR). Для оценки 
извлекаемых запасов нефти и газа успешно применены 
семь методов линейной экстраполяции (семь характери-
стик вытеснения). расчеты проводились для трех нефтя-
ных скважин, эксплуатирующих один пласт. сравнение 
показывало очень похожие оценки EUR. 

Кроме моделей для ВНФ или обводненности для ана-
лиза работы скважин нужны модели для забойного и пла-
стового давлений.

Метод материального баланса применяется для ана-
лиза и прогноза пластового давления, однако его исполь-
зование сопряжено с некоторыми сложностями. Первая 
сложность заключается в том, что пластовое давление 
измеряется в отдельных скважинах, а расчеты по ме-
тоду материального баланса ведутся по всему пласту 
или крупным его участкам. Это приводит к необходимо-
сти учитывать перетоки между скважинами, что может 
быть затруднительно. Вторая состоит в том, что записать 
уравнение материального баланса для одной скважины 
проблематично. Это связано с тем, что количество замеров 
пластового давления по каждой скважине, как правило, 
невелико, и не всегда понятно, как учитывать перетоки 
жидкости между соседними скважинами. Чтобы пре-
одолеть эти сложности, в настоящей работе предлагается 
использовать специальные регрессионные модели, по-
зволяющие строить зависимость пластового давления 
от различных факторов, таких как дебит жидкости, об-
водненность и накопленный объем добычи. Это позволяет 
более точно прогнозировать пластовое давление, чем 
метод материального баланса.

Для анализа и прогноза забойного давления при-
меняются различные модели, которые зависят от кон-
струкции скважины. Такие модели требуют большого 
количества фильтрационно-емкостных и геометрических 
параметров (елкин и др., 2016; Guo, Tu, 2008), которые 
могут быть труднодоступны или неточно определены. 
Чтобы преодолеть эти сложности, в настоящей работе 
предлагается использовать специальных регрессионных 
моделей, позволяющих строить зависимость забойного 
давления от различных факторов. Это позволяет более 
точно прогнозировать забойное давление, чем традици-
онные модели.

следует отметить, что в последние годы широкое 
распространение получил метод CRM-моделирования 
(Olenchikov, Posvyanskii, 2019; Ruchkin et al., 2018; 
Sayarpour, 2008; Sayarpour et al., 2009a; Sayarpour et al., 
2009b; Sayarpour et al., 2011). В этом методе уравнение 
притока к скважине подставляется в уравнение материаль-
ного баланса. Таким образом получают формулу для связи 
дебита жидкости и забойного давления, из которой исклю-
чено пластовое давление. однако CRM-модели предна-
значены для анализа заводнения, т.е. для оценки влияния 
нагнетательных скважин на добывающие. В настоящей 
работе мы рассмотрим разработку нефтяного пласта 
на упруговодонапорном режиме без закачки воды в пласт.

Материалы и методы
рассмотрим работу группы добывающих скважин. 

Будем учитывать влияние соседних скважин на работу 

каждой конкретной скважины, а также влияние закон-
турной водоносной области. Нагнетательных скважин 
нет, поэтому пластовое давление поддерживается только 
притоком из законтурной области. Забойное давление 
выше давления насыщения нефти газом, что означает, 
что в пласте преобладает жидкая фаза. В этих условиях 
пластовое давление, забойное давление и ВНФ либо об-
водненность связаны между собой.

В поставленных условиях будем анализировать пла-
стовое и забойное давления, ВНФ либо обводненность, 
которые явно связаны между собой:

, (8)

где wi(t) и WORi(t) – обводненность и водонефтяной 
фактор i-й скважины в момент времени t. Формула (8) 
верна при любых условиях. ее можно легко получить, 
комбинируя формулу для обводненности, записанную 
через дебит воды и нефти (по определению обводненно-
сти), и формулу для ВНФ, записанную также через дебит 
воды и нефти (по определению ВНФ).

Для оценки эффективности предлагаемых новых 
моделей обводнения необходимо выбрать опорные клас-
сические модели, с которыми и будет производиться срав-
нение. В качестве первой такой модели возьмем линейную 
модель, связывающую логарифм ВНФ и накопленную 
добычу нефти:

, (9)
где a0 и a1 – параметры модели, определяемые путем 
регрессионного анализа исторических данных, Qo,i(t) – на-
копленная добыча нефти i-й скважины в момент времени t. 

Формула (9) явно не учитывает интерференцию сква-
жин и влияние законтурной водоносной области (под 
интерференцией скважин понимается влияние режима 
работы одних скважин на показатели эксплуатации 
других, с которыми имеется гидродинамическая связь 
по пласту). однако она учитывает влияние законтурной 
водоносной области косвенно через накопленную добычу 
нефти. Динамика дебита нефти зависит от многих факто-
ров, в том числе от активности законтурной водоносной 
области. Приток воды из законтурной водоносной области 
приводит к стабилизации пластового давления, но по-
вышает обводненность продукции скважин, что, в свою 
очередь, приводит к стабилизации дебита жидкости, 
но снижает дебит нефти. Поэтому накопленная добыча 
нефти, которая является одной из величин формулы (9), 
частично отражает влияние законтурной водоносной об-
ласти на работу скважин.

В качестве простейшей модели учета интерференции 
логично взять зависимость ВНФ от накопленной добычи 
нефти окружающих скважин (в нашем случае – добыва-
ющих, так как ППД нет):

, (10)

где a2 – постоянная, определяемая путем регрессионного 
анализа; j – номер соседней скважины, которая интерфе-
рирует с анализируемой i-й; Qo, j(t) – накопленная добыча 
нефти j-й скважины в момент времени t; Ni – количество 
скважин, интерферирующих с i-й. 
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Для пластов с подошвенной водой актуально учи-
тывать влияние изменения дебита жидкости на ВНФ. 
В таких условиях часто развивается конус подошвенной 
воды. следовательно, при росте дебита жидкости обвод-
ненность увеличивается. Тогда формула (10) будет иметь 
следующий вид:

,  (11)

где a3 – постоянная, определяемая путем регрессионного 
анализа; ql,i(t) – дебит жидкости i-й скважины в момент 
времени t.

естественно различные скважины влияют на обводне-
ние i-й скважины по-разному. Формула (10) в этом случае 
будет иметь вид

, (12)

где bj – постоянные, определяемые путем регрессионного 
анализа.

Второй опорной моделью для анализа обводнения 
скважины будем считать модель (Bondar, Blasingame, 
2002):

, (13)

где ao, aw, bpsso, bpssw – параметры, определяемые путем 
регрессионного анализа. Эти константы зависят от PVT-
свойств фаз, площади зоны дренирования и ее формы, 
пористости, эффективной толщины пласта, фазовых 
проницаемостей. следует отметить, что эта модель не яв-
ляется линейной, и аппроксимация фактических данных 
с ее помощью сопряжена с некоторыми вычислительными 
сложностями.

Модель Бондаря – Блазингейма является более совре-
менной, чем модель (9). она основана на предположении 
о том, что в пласте установился псевдостационарный 
режим фильтрации. По мнению авторов модели, она 
может быть применена к любым резервуарам, в которых 
имеется заводнение. По нашему мнению, она также может 
быть применена и к резервуарам, в которых происходит 
обводнение скважин пластовой водой. В настоящей работе 
мы не рассматриваем заводнение, однако можем исполь-
зовать модель Бондаря – Блазингейма для анализа зависи-
мости ВНФ от времени, поскольку эта модель во многих 
случаях хорошо описывает реальную зависимость ВНФ 
от времени.

Далее перейдем к более сложным моделям. 
обводненность и водонасыщенность на стенке 

скважины можно связать с помощью теории Баклея – 
Леверетта следующим образом:

, (14)

где SL(t) – водонасыщенность на стенке скважины; kro(S) 
и krw(S), µo и µw, Bo и Bw – относительные фазовые про-
ницаемости (оФП), динамические вязкости, объемные 
коэффициенты для нефти и воды соответственно.

уравнение Баклея – Леверетта позволяет связать 
водонасыщенность на стенке скважины со средней водо-
насыщенностью в пласте следующим образом:

, , (15)

где SM(t) и Sc – средняя водонасыщенность в пласте 
и водонасыщенность на фронте вытеснения, fw(S) 
и f /

w(S) – функция Баклея – Леверетта и ее производная 
по водонасыщенности.

При всем удобстве теории Баклея – Леверетта следует 
помнить ее ограничения и учитывать их при расчетах. 
однако для реальной скважины (при известных функциях 
оФП) с помощью уравнения Баклея – Леверетта можно 
перейти от обводненности к эффективной средней насы-
щенности в дренируемом объеме, соответственно, можно 
произвести и обратный переход.

При 100%-ной компенсации отбора жидкости из не-
фтяной залежи водой, поступающей из законтурной об-
ласти или закачиваемой через систему ППД, без учета 
сжимаемости фаз и упругости пласта и интерференции 
скважин (простейший случай) водонасыщенность будет 
описываться известной линейной функцией от нако-
пленной добычи нефти. Построим зависимости для во-
донасыщенности, которые позволят достаточно легко 
определить входящие в них коэффициенты с помощью 
регрессионного анализа. 

Запишем классические законы сохранения для филь-
трации несмешивающихся жидкостей (нефти и воды). 
Тогда уравнения сохранения объемов нефти и воды 
в стандартных условиях (Aziz, Settari, 1979) примут вид

, (16)

, (17)

где m – пористость, So и Sw – нефтенасыщенность и водо-
насыщенность, Bo и Bw – объемные коэффициенты нефти 
и воды, Wo и Ww – вектора скоростей фильтрации нефти 
и воды, qo

⁄, qw
⁄ и qa

⁄ – дебит нефти, воды и расход воды 
из законтурной области на единицу объема пласта.

Проинтегрируем уравнения (16) и (17) по пространству 
и запишем их для i-й зоны дренирования:

, (18)

, (19)

где Fi – площадь зоны дренирования в области i-й скважи-
ны, hi – эффективная толщина в области i-й скважины; qo,i 
и qw,i – дебиты i-й скважины по фазам; qo,ij и qw,ij – потоки 
фаз из i-й зоны дренирования в j-ю; qa,i – приток воды в i-ю 
зону дренирования из законтурной водоносной области; 
Ni – количество скважин, интерферирующих с i-й.

Будем считать, что пласт упругий, а жидкости слабос-
жимаемые. Тогда из уравнений (18) и (19) получим диф-
ференциальные уравнения для давления и насыщенности:

(20)



Моделирование работы скважин при разработке нефтяного пласта…                                                                                               И.В. Афанаскин, с.Г. Вольпин, В.А. Юдин, П.В. Крыганов, А.А. Глушаков

GEORESURSY   www.geors.ru272

, (21)

, (22)

, (23)

, (24)

, (25)

где m0,i, Bo0 и Bw0 – пористость в i-й зоне дренирования, объ-
емный коэффициент нефти и воды соответственно при на-
чальном пластовом давлении, Cr, Cw и Co – сжимаемость 
пласта, воды и нефти; Si и Pi – водонасыщенность пласта 
и пластовое давление в i-й зоне дренирования (Si = SM). 

уравнения (20) и (21) получены из уравнений (18) 
и (19) с учетом (22)–(25). Для их решения необходимо 
задать начальные условия для насыщенности и давления.

уравнения (20) и (21) представляют собой обыкновен-
ные дифференциальные уравнения. с помощью метода 
рунге – Кутта первого порядка (метода Эйлера) составим 
разностную схему для расчета давления и насыщенности 
(Афанаскин, 2016):

(26)

, (27)
где n – номер шага по времени. Благодаря большим объ-
емам зон дренирования при временных шагах от несколь-
ких часов до нескольких дней схема (26), (27) хорошо 
сходится.

Проанализируем соотношения (26), (27). определим, 
от каких показателей разработки зависит изменение на-
сыщенности и давления. 

Изменение давления за единицу времени зависит от до-
бычи нефти и воды, перетоков нефти и воды между зонами 
дренирования скважин и притока воды из законтурной 
водоносной области в зону дренирования скважины за эту 
единицу времени. 

Изменение насыщенности за единицу времени зависит 
от добычи воды, перетока воды между зонами дренирова-
ния скважин и притока воды из законтурной водоносной 
области в зону дренирования скважины за эту единицу 
времени, изменения давления за единицу времени.

На основании этого анализа предложим следующие ре-
грессионные модели (приведены в порядке усложнения):

, (28)

, (29)

, (30)

, (31)

, (32)

, (33)

, (34)

, (35)

, (36)

где ql,i и ql,j – дебиты по жидкости скважин i и j; Ql,i 
и Ql,j – накопленная добыча жидкости этих скважин 
соответственно; Qo,i и Qo,j – накопленная добыча нефти 
скважин i и j; ai, i = 0,1,…,2 и bj, j = 1,…,Ni – параметры, 
определяемые путем регрессионного анализа.

с учетом линейной зависимости между дебитом 
жидкости и депрессией на пласт построим следующие 
регрессионные модели для забойного давления:

, (37)

. (38)

рассмотрим более подробно предложенные регресси-
онные модели (28)–(38).

Модели для пластового давления
1.  Формула (28). При использовании этой модели бу-

дем считать, что законтурная водоносная область хорошо 
компенсирует отборы жидкости, оказывая, таким образом, 
сильное влияние на показатели разработки.

2. Формула (29). Предполагается, что законтурная 
водоносная область слабо влияет на разработку или во-
обще отсутствует.

3. Формула (30). Влияние законтурной водоносной 
области соответствует модели 2. одновременно реакция 
одной скважины на изменение режима работы другой 
происходит с задержкой из-за низких фильтрационно-
емкостных свойств.

Модели для забойного давления
1. Формула (37). При использовании этой модели 

будем принимать линейную зависимость между дебитом 
жидкости и депрессией. разница с классической моделью 
состоит в наличии свободного члена. Имеется принци-
пиальное ограничение: для настройки модели требуется 
знать (или рассчитать) пластовое давление.

2. Формула (38). При использовании этой модели бу-
дем считать, что законтурная водоносная область хорошо 
компенсирует отборы жидкости, оказывая, таким образом, 
сильное влияние на показатели разработки, что соот-
ветствует модели 1 для пластового давления. При этом 
пластовое давление исключено из формулы для забойного 
давления, его знание не требуется.



www.geors.ru 273

Георесурсы / Georesursy                    2023. Т. 25. № 4. с. 267–285

При отсутствии в достаточном количестве достовер-
ных данных о пластовом давлении можно исключить 
его из регрессионной модели для забойного давления. 
Для этого нужно подставить выражение для пластового 
давления (модели 2 или 3 для пластового давления) в мо-
дель 1 для забойного давления. Тогда забойное давление 
будет зависеть от дебита жидкости рассматриваемой 
скважины и накопленной добычи жидкости рассматрива-
емой скважины и окружающих ее скважин. Такой подход 
к построению модели похож на CRM-моделирование.

Модели обводнения
1. Формула (9). опорная модель. с ней будем сравни-

вать остальные модели. Эта модель является классической 
характеристикой вытеснения. она не учитывает взаи-
мовлияние скважин. Влияние законтурной водоносной 
области она учитывает лишь косвенно.

2. Формула (10). развитие модели 1. Простая модель, 
позволяющая учесть влияние интерференции добываю-
щих скважин на обводнение. особенность модели – вли-
яние всех скважин одинаково.

3. Формула (11). развитие модели 2. учитывается до-
полнительно влияние на обводнение изменения дебита 
жидкости. Актуально для вертикального обводнения 
скважин в пластах с подошвенной водой.

4. Формула (12). развитие модели 2. Влияние ин-
терференции добывающих скважин на обводнение 
индивидуально.

5. Формула (13). Вторая опорная модель – модель 
Бондаря – Блазингейма. рассматривается псевдоустано-
вившийся характер двухфазной фильтрации. 

6. Формула (31). Простая модель для водонасыщен-
ности.

7. Формула (32). развитие модели 6. учитываются 
перетоки между зонами дренирования. расход пропор-
ционален разнице пластовых давлений.

8. Формула (33). развитие модели 6. Добавлено сла-
гаемое, содержащее насыщенность на предыдущем шаге 
по времени.

9. Формула (34). развитие модели 6. Модификация 
модели 8. Добавлено слагаемое, содержащее насыщен-
ность на предыдущем шаге по времени. Накопленная 
добыча нефти за все время работы скважины заменена 
на добычу нефти за один шаг по времени (произведение 
дебита нефти на шаг по времени).

10. Формула (35). развитие модели 9. учитываются 
перетоки между зонами дренирования методом, анало-
гичным модели 7.

11. Формула (36). Простая модель для насыщенности. 
учитывается интерференция добывающих скважин.

В настоящей работе рассмотрены две модели оФП – 
аналитическая (39) и регрессионная (40):

,
 

, (39)

,
 

, (40)

где Swcr и Sowcr – насыщенность связанной водой и остаточ-
ная нефтенасыщенность при вытеснении нефти водой со-
ответственно; A, B, α, β, a0,…,a6, b0,…,b6 – коэффициенты, 

определяемые при аппроксимации лабораторных данных 
по исследованиям керна. Их можно уточнять при анализе 
истории.

результаты
рассмотрено применение предложенных регресси-

онных моделей при анализе работы скважин реального 
однопластового нефтяного месторождения, разрабаты-
ваемого на упруговодонапорном режиме и расположен-
ного в северо-Кавказской НГП. Пласт терригенный. 
Залежь массивного типа с подошвенной водой. Глубина 
ВНК – 3350 м. Эффективная нефтенасыщенная толщи-
на – 5,6 м. Пористость – 0,22 д.ед. Начальная нефтенасы-
щенность – 0,71 д.ед. Проницаемость – 64 мД. Вязкость 
нефти в пластовых условиях – 0,34 мПа·с. Начальное 
пластовое давление – 336 бар. Давление насыщения нефти 
газом – 188 бар. Пластовое давление на протяжении исто-
рии падает слабо и находится существенно выше давления 
насыщения. На рис. 1 приведена карта эффективных не-
фтенасыщенных толщин. Из 20 пробуренных на залежь 
скважин в разработке находилось 12: это 2, 4, 7, 26, 27, 28, 
39, 30, 37, 38, 37, 40. Все скважины – добывающие. режим 
разработки залежи – упруговодонапорный с активной 
законтурной водой. Это доказывается историей пласто-
вого давления (рис. 2). основные показатели разработки 
по залежи представлены на рис. 3 и 4. Пластовое давление 
по залежи в целом линейно зависит от среднегодовой су-
точной добычи жидкости с коэффициентом детерминации 
R2 = 0,72 (рис. 5).

На рис. 6 показаны относительные фазовые проница-
емости в системе нефть – вода, а на рис. 7 – зависимость 
водонасыщенности от обводненности, полученная по ре-
зультатам аппроксимации керновых данных с помощью 
формул (14), (39), (40).

рассмотрим показатели работы скважин № 2 и № 4: 
пластовое давление, забойное давление и обводненность. 
Эти скважины имеют наиболее длинную историю работы.

скважина № 2 эксплуатируется 23 года. Будем ис-
пользовать первые 18 лет в качестве истории работы 
(обучающей выборки), а последние 5 лет в качестве 
прогнозного периода (контрольной выборки) для оценки 
качества прогноза по построенным моделям.

Коэффициент детерминации R2 – доля дисперсии за-
висимой переменной, объясняемая принятой моделью. 
Известно, что значение коэффициента детерминации R2 
увеличивается (не уменьшается) от добавления в модель 
новых переменных. 

Рис. 1. Карта эффективных нефтенасыщенных толщин
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Рис. 2. История пластового давления, суточной и годовой добычи жидкости по залежи

Рис. 3. Дифференциальные показатели разработки залежи

Рис. 4. Интегральные показатели разработки залежи, количество работающих скважин
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Это происходит даже в том случае, когда добавляемые 
переменные не зависят от анализируемой переменной. 
Поэтому, начиная с рис. 8 и далее, для сравнительной 
оценки качества рассматриваемых моделей использо-
ван так называемый скорректированный коэффициент 

детерминации Ra
2. он позволяет сравнивать между собой 

модели с разным количеством переменных.
скорректированный коэффициент детерминации Ra

2 
может использоваться при выборе модели для расчета 
прогноза показателей работы скважины при расчетах, 
когда отсутствует контрольная выборка. 

Рис. 5. Зависимость пластового давления по залежи в целом от годовой добычи жидкости. R2 – коэффициент детерминации 

Рис. 6. Относительные фазовые проницаемости

Рис. 7. Зависимость водонасыщенности от обводненности
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Для оценки применимости предлагаемых новых мо-
делей по контрольной выборке рассчитывалась сумма 
квадратов отклонений расчетной кривой от фактической S.

На рис. 8–19, где это необходимо, применяется ну-
мерация кривых двумя числами, разделенными точкой. 
Первое число соответствует номеру варианта расчетов, 
второе число – номеру модели.

На рис. 8 представлены результаты анализа пластового 
давления в районе скв. № 2. рассмотрено пять вариантов 
построения модели. Варианты 1–3 являются независимы-
ми и описываются моделями 1–3 для пластового давления. 
Варианты 4 и 5 – линейная комбинация вариантов 1, 2 и 1, 
3. Наилучший результат (минимальные значения S) дают 
варианты 1 и 4, что подтверждает тезис об упруговодона-
порном режиме работы залежи с активной законтурной 
водой.

Вариант 3 на рис. 8 дает максимальное значение 
Ra

2 = 0,7893 на периоде истории (обучающей выборке). 
Но этот вариант показывает самый плохой результат 
на прогнозном периоде (контрольной выборке). Это под-
тверждает известный факт, что для правильного выбора 
модели для прогноза показателей работы скважин кроме 

обучающей выборки и прогнозного периода (когда нет 
фактических данных) необходимо выделять еще и тесто-
вую (контрольную) выборку данных, не участвующую 
в обучении модели, для финальной оценки качества 
модели.

На рис. 9 представлены результаты анализа забойного 
давления в скв. № 2. рассмотрено шесть вариантов по-
строения модели. Варианты 1–5 описываются моделью 1 
для забойного давления с пятью разными вариантами 
расчета пластового давления. Вариант 6 описывается 
моделью 2 для забойного давления. Наилучший результат 
дают варианты 1 и 6. Это подтверждает тезис об упругово-
донапорном режиме работы залежи с активной законтур-
ной водой. Хорошие результаты на контрольной выборке 
также дает вариант 2. однако он описывает обучающую 
выборку хуже, чем варианты 1 и 6.

На рис. 10 показана динамика обводнения скв. № 2 
для вариантов 1–5. Во всех этих вариантах использована 
опорная модель 1. Варианты 1–5 отличаются длитель-
ностью истории от 3 до 7 лет. Вариант 4 имеет самый 
высокий Ra

2 = 0.9703. При этом вариант 4 на контрольной 
выборке показывает результаты хуже, чем варианты 1 и 5 

Рис. 8. Анализ пластового давления в районе скв. № 2. Ra
2 – скорректированный коэффициент детерминации, S – сумма квадратов 

ошибок по контрольной выборке

Рис. 9. Анализ забойного давления в скв. № 2. P2(t) – пластовое давление в районе скв. № 2. Другие обозначения см. на рис. 8.
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с меньшим коэффициентом детерминации. Заключаем, 
что простейшая опорная модель 1 плохо описывает дина-
мику обводнения рассматриваемой скважины, для этого 
требуются другие модели.

На рис. 11 представлена динамика обводнения скв. № 
2 для вариантов 6–12. При этом использованы модели 2–7. 
Для модели 6 рассмотрены два варианта задания функций 
оФП: с помощью многочленов и с помощью аналити-
ческих формул. Лучший результат дают аналитические 
формулы. Варианты 6–8 и 12 учитывают интерференцию 
скважин. Вариант 9 использует модель 5, которая так же, 
как и модель 1, является опорной. Варианты 6, 9, 11 и 12 
показывают хорошие результаты на прогнозном периоде.

На рис. 12 показана динамика обводнения скв. № 2 
для вариантов 13–18. Здесь использованы модели 8–10. 
Для моделей 8 и 9 рассмотрены два варианта задания 
функций оФП с помощью: многочленов и аналитических 
формул. Лучший результат получается при использовании 

многочленов. Варианты 17 и 18 учитывают интерферен-
цию скважин. Варианты 13 и 15 показывают хорошие 
результаты на прогнозном периоде. Варианты 17 и 18 луч-
ше описывают последние два года прогнозного периода.

Из рассмотренных на рис. 10–12 вариантов 1–18 хо-
рошие результаты на прогнозном периоде дают варианты 
12, 17 и 18. Все три модели учитывают интерференцию. 
рассмотрим их подробнее.

Вариант 12 описывается моделью 7. обводненность 
рассчитывается через водонасыщенность, которая за-
висит от накопленной добычи нефти по анализируемой 
скважине. учет перетоков между зонами дренирования 
скважин осуществляется пропорционально перепаду 
пластового давления.

Вариант 17 описывается моделью 10. обводненность 
рассчитывается через водонасыщенность, которая зави-
сит от водонасыщенности на предыдущем шаге и дебита 
нефти по анализируемой скважине. учет перетоков между 

Рис. 10. Динамика обводнения скв. № 2. Варианты 1–5. Обозначения см. на рис. 8

Рис. 11. Динамика обводнения скв. № 2. Варианты 6–12. kr – относительная фазовая проницаемость. Другие обозначения см. на рис. 8
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зонами дренирования скважин также осуществляется про-
порционально перепаду пластового давления.

Вариант 18 описывается моделью 11. обводненность 
рассчитывается через водонасыщенность, которая зависит 
от накопленной добычи нефти анализируемой скважины 
и окружающих ее скважин.

Далее была сделана попытка усреднить наилучшие 
варианты 12, 17 и 18.

На рис. 13 показана динамика обводнения скв. № 2 
для вариантов 19–22. Вариант 19 представляет собой 
среднее арифметическое для насыщенности по вариантам 
12, 17 и 18. Вариант 20 – взвешенное среднее арифме-
тическое для насыщенности по вариантам 12, 17 и 18. 
Вариант 21 – среднее арифметическое для обводненности 
по вариантам 12, 17 и 18. Вариант 22 – взвешенное среднее 
арифметическое для обводненности по вариантам 12, 17 

и 18. Наилучшие результаты на прогнозном периоде дают 
варианты 21 и 22.

На рис. 14 представлена динамика водонасыщен-
ности на стенке скв. № 2 по вариантам, для которых эта 
насыщенность рассчитывалась: это 10–20. оценка водо-
насыщенности по сглаженной фактической обводненно-
сти проведена с помощью аппроксимационной кривой, 
показанной на рис. 7.

рассмотрим скв. № 4. она эксплуатируется 22 года. 
Будем использовать первые 17 лет в качестве истории ра-
боты (обучающей выборки), а последние 5 лет в качестве 
прогнозного периода (контрольной выборки) для оценки 
качества прогноза по построенным моделям.

На рис. 15 представлены результаты анализа пласто-
вого давления в районе скв. № 4. рассмотрено шесть 
вариантов построения модели. Варианты 1 и 4 являются 

Рис. 13. Динамика обводнения скв. № 2. Варианты 19–22. S2(t) – насыщенность на стенке скв. № 2, w2(t) – обводненность скв. № 2. 
Другие обозначения см. на рис. 8

Рис. 12. Динамика обводнения скв. № 2. Варианты 13–18. Обозначения см. на рис. 11
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независимыми и описываются моделью 1 для пластового 
давления. Варианты 2 и 5 являются независимыми и опи-
сываются моделью 2 для пластового давления. Вариант 
1 отличается от варианта 4, а вариант 2 – от варианта 5 
набором влияющих скважин. Модель 3 пластового дав-
ления не рассматривается, так как она плохо подходит 
для данного пласта, что показано на примере скв. № 2. 
Варианты 3 и 6 – это линейная комбинация вариантов 1, 2 
и 4, 5 соответственно. Наилучший результат показывают 
варианты 1 и 4. Варианты, учитывающие только нако-
пленную добычу, дают плохие результаты на прогнозном 
периоде. Это подтверждает тезис об упруговодонапорном 
режиме работы залежи с активной законтурной водой. 
Вариант 4 с большим количеством влияющих скважин 
дает лучшие результаты, чем вариант 1. 

На рис. 16 представлены результаты анализа забойного 
давления в скв. № 4. рассмотрено два варианта построе-
ния модели. они описываются моделью 1 для забойного 
давления. В вариантах 1 и 2 для забойного давления 
используются модели 1 и 4 пластового давления. оба 
варианта моделей для забойного давления показывают 
хорошие результаты на прогнозном периоде (контрольной 
выборке), но при этом их коэффициенты детерминации 
на историческом периоде (обучающей выборке) несколько 
отличаются. Вариант 2 дает лучший результат на кон-
трольной выборке, чем вариант 1.

На рис. 17 приведена динамика обводнения скв. № 4 
для вариантов 1–8. Использовались модели 2, 4–7, 9–11. 
Простейшая опорная модель 1 плохо описывает динамику 
обводнения скв. № 2, поэтому при анализе скв. № 4 она 
не использовалась. Вариант 3 использует модель 5, которая 

Рис. 14. Динамика водонасыщенности S2(t) на стенке скв. № 2 для вариантов, в которых она рассчитывается. Обозначения см. на 
рис. 11

Рис. 15. Анализ пластового давления в районе скв. № 4. Обозначения см. на рис. 8
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так же, как и модель 1, является опорной. Варианты 1, 2, 
5, 7 и 8 учитывают интерференцию скважин. Худшие ре-
зультаты дают варианты 2 и 4. Из оставшихся вариантов, 
дающих хорошие результаты на прогнозной выборке, 
наиболее физически обоснованными и учитывающими 
интерференцию скважин являются 5, 7 и 8. рассмотрим 
их подробнее.

Вариант 5 описывается моделью 7. обводненность 
рассчитывается через водонасыщенность, которая за-
висит от накопленной добычи нефти по анализируемой 
скважине. учет перетоков между зонами дренирования 
скважин осуществляется пропорционально перепаду 
пластового давления.

Вариант 7 описывается моделью 10. обводненность 
рассчитывается через водонасыщенность, которая зави-
сит от водонасыщенности на предыдущем шаге и дебита 

нефти по анализируемой скважине. учет перетоков между 
зонами дренирования скважин осуществляется пропор-
ционально перепаду пластового давления.

Вариант 8 описывается моделью 11. обводненность 
рассчитывается через водонасыщенность, которая зависит 
от накопленной добычи нефти анализируемой скважины 
и окружающих ее скважин.

При анализе скв. № 2 наилучшие результаты показали 
те же модели.

Затем была сделана попытка усреднить наилучшие 
варианты 5, 7 и 8.

На рис. 18 показана динамика обводнения скв. № 4 
для вариантов 9–12. Вариант 9 представляет собой среднее 
арифметическое для насыщенности по вариантам 5, 7 и 8. 
Вариант 10 – взвешенное среднее арифметическое для на-
сыщенности по вариантам 5, 7 и 8. Вариант 11 – среднее 

Рис. 16. Анализ забойного давления в скв. № 4. P4(t) – пластовое давление в районе скв. № 4. Обозначения см. на рис. 8

Рис. 17. Динамика обводнения скв. № 4. Варианты 1–8. Обозначения см. на рис. 11
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Рис. 19. Динамика водонасыщенности S4(t) на стенке скв. № 4 для вариантов, в которых она рассчитывается. Обозначения см. на 
рис. 11

арифметическое для обводненности по вариантам 5, 7 
и 8. Вариант 12 – взвешенное среднее арифметическое 
для обводненности по вариантам 5, 7 и 8. Наилучшие ре-
зультаты на прогнозном периоде дают варианты 11 и 12. Те 
же варианты дали наилучшие результаты на прогнозном 
периоде при анализе скв. № 2.

На рис. 19 представлена динамика водонасыщен-
ности на стенке скв. № 4 по вариантам, для которых эта 
насыщенность рассчитывалась: это 4–10. оценка водона-
сыщенности по сглаженной фактической обводненности 
проведена с помощью аппроксимационной кривой, по-
казанной на рис. 7.

Обсуждение результатов
В работе предложены новые характеристики вытес-

нения. Часть из них позволяет учитывать взаимовлияние 
скважин. Всего рассмотрено 11 моделей обводнения. Две 
модели из них являются классическими, в них не учиты-
вается интерференция, использованы в качестве опорных 
для сравнения результатов. Кроме того, предложены за-
висимости для пластового и забойного давления. 

обводненность и ВНФ связаны хорошо известной 
зависимостью. Предложены регрессионные модели 
для ВНФ. они получены с помощью развития клас-
сической линейной относительно коэффициентов мо-
дели логарифма ВНФ от накопленной добычи нефти. 

Рис. 18. Динамика обводнения скв. № 4. Варианты 9–12. S4(t) – насыщенность на стенке скв. № 4, w4(t) – обводненность скв. № 4. 
Другие обозначения см. на рис. 8



Моделирование работы скважин при разработке нефтяного пласта…                                                                                               И.В. Афанаскин, с.Г. Вольпин, В.А. Юдин, П.В. Крыганов, А.А. Глушаков

GEORESURSY   www.geors.ru282

Взаимовлияние скважин учитывается с помощью вклю-
чения в характеристику вытеснения накопленной добычи 
нефти окружающих скважин

обводненность через водонасыщенность выражает-
ся с помощью известной формулы Баклея – Леверетта. 
Для водонасыщенности предложены регрессионные 
модели, в которых интерференция скважин учитыва-
ется пропорционально перепаду пластового давле-
ния. Представлена зависимость водонасыщенности 
от накопленной добычи нефти исследуемой скважины 
и окружающих.

Анализ пластового и забойного давлений в работе 
предлагается проводить с помощью специально разра-
ботанных регрессионных моделей.

По аналогии с CRM-моделями можно исключить 
пластовое давление из регрессионных моделей для за-
бойного давления.

Предлагаемые регрессионные модели разработаны 
на основе анализа численного решения классической 
системы дифференциальных уравнений сохранения объ-
емов нефти и воды с помощью метода Эйлера. система 
уравнений записана в предположении слабосжимаемости 
жидкостей и упругости пласта.

разработанные регрессионные модели апробирова-
лись на примере двух реальных скважин месторождения 
северо-Кавказской НГП. Показано преимущество одних 
моделей над другими. отметим, что данное месторож-
дение разрабатывается на упруговодонапорном режиме. 
Влияние законтурной водоносной области велико. 

В этих условиях хорошие результаты при анализе 
пластового давления дает линейная регрессионная модель 
среднегодового пластового давления в районе анализиру-
емой скважины от среднегодового дебита жидкости этой 
скважины и окружающих ее скважин.

Хорошие результаты при анализе забойного давления 
дает линейная регрессионная модель забойного давле-
ния от среднегодового пластового давления в районе 
анализируемой скважины и дебита жидкости этой сква-
жины. следует подчеркнуть, что эта модель отличается 
от классической линейной модели с коэффициентом про-
дуктивности, так как имеет три коэффициента, а не один. 
Хорошие результаты показывает также линейная регрес-
сионная модель забойного давления от дебита жидкости 
этой скважины и окружающих ее скважин. При этом 
пластовое давление из анализа исключается.

При анализе обводнения скважины на основе зави-
симости логарифма ВНФ от накопленной добычи нефти 
имеем наихудшие результаты. Неплохие результаты пока-
зывает модель Бондаря – Блазингейма. Хорошие результа-
ты получаются при расчете обводненности в зависимости 
от водонасыщенности по формуле Баклея – Леверетта, 
причем водонасыщенность рассчитывается по линейной 
относительно коэффициентов регрессионной модели 
от накопленной добычи нефти изучаемой скважины 
и взаимодействующих с ней добывающих скважин. 
Наилучшие результаты получаются при использовании 
линейной относительно коэффициентов регрессионной 
модели водонасыщенности от накопленной добычи нефти 
данной скважины и накопленного перетока нефти между 
ее зоной дренирования и соседними зонами. Этот переток 

определяется пропорционально перепаду пластового 
давления между зонами дренирования анализируемой 
скважины и окружающих ее скважин.

Заключение 
В работе предложены регрессионные модели для ана-

лиза работы скважин при разработке нефтяного пласта 
на упруговодонапорном режиме. Изучался случай обвод-
нения скважин водой из законтурной водоносной области. 

Всего рассмотрено 11 моделей обводнения, две модели 
из них – классические (для сравнения) и девять новых. 

Кроме того, предложены зависимости для пластового 
и забойного давлений. они имеют ценность для анализа 
энергетического состояния пласта. они также использу-
ются в формулах для насыщенности, по которым затем 
вычисляется обводненность.

Большинство предлагаемых регрессионных моделей 
сформулировано на основании анализа решения нуль-
мерной системы дифференциальных уравнений двух-
фазной фильтрации нефти и воды, полученного методом 
конечных разностей. 

рассмотрено применение предложенных моделей 
на примере реального месторождения, разрабатываемого 
на упруговодонапорном режиме. Проанализирована эф-
фективность использования рассматриваемых моделей. 
Выявлены новые модели, дающие хорошие результаты 
на прогнозном периоде (на контрольной выборке). Все 
предложенные модели показывают результаты лучше, 
чем классическая модель: зависимость логарифма ВНФ 
от накопленной добычи нефти.
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Modeling of well performance during oil reservoir development 
on the elastic-water-drive mode using regression analysis
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abstract. One of the important tasks of analyzing oil field 
development is predicting well performance. For this purpose, 
displacement characteristics are often used, which represent 
the dependence of some indicators on others. To determine 
the parameters of these dependencies, regression analysis of 
historical data is used. Dependences of the choice of watering 
production wells with water pumped into injection wells, water 
or the law of the exhausted aquifer.

A feature of displacement characteristics is generally 
considered to be that they can only be used when fluid flows in 
the formation are established. This is due to the fact that with 
the classical approach, displacement of characteristics is not 
observed in the explicit form of well interference. Therefore, 
the search for displacement characteristics, with the help of 
which we can talk about the mutual influence of wells, is an 
important factor. This is the subject of this work.

Water cut and water-oil ratio (WOR) are related by a 
well-known formula. The paper proposes regression models 
for WOR. They obtained the result taking into account the 
classical logic of the WOR from accumulated oil production.

Water cut is calculated from water saturation. The proposed 
regression models of water saturation are based on the analysis 
of equations of theories of two-phase filtration in difference 
form.

11 watering models were studied, two including classical 
ones and 9 new ones. Dependencies for reservoir and 
bottomhole pressures were also developed. The proposed 
models are intended to analyze the operation of wells during 
the development of an oil reservoir in an elastic-water-pressure 
mode. The models were tested on a real field and their 
effectiveness was analyzed. Some new models perform well 
in a selection of tests. In particular, all the proposed models 
give better results than the classical model: the logarithm of 
the water-oil ratio from the accumulation of oil production.

Keywords: production analysis, production optimization, 
regression analysis, water-oil displacement characteristics, 
elastic water drive, forecast of production indicators
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Использование модели зонального дренирования 
искусственной газовой залежи для аналитического 

контроля объемов газа в пластах-коллекторах 
подземного хранилища газа

A.A. Михайловский*, А.В. Уколов
ООО «Газпром ВНИИГАЗ», п. Развилка, Московская область, Россия

одна из главных задач анализа хранения газа в водоносных пластах-коллекторах заключается в оперативном 
контроле дренируемых объемов газа, от величины которых в значительной степени зависят технологические 
и технико-экономические показатели создания и эксплуатации подземных хранилищ газа. Эффективным ин-
струментом решения этой задачи является использование газогидродинамических прокси-моделей пластов.

Представлена одна из таких моделей, которую с учетом реализованной системы группового (по сборным 
пунктам) размещения вертикальных эксплуатационных скважин кратко можно описать как модель зонального 
дренирования и сезонных межзональных перетоков газа в пласте.

Приведен пример расчетов изменения в процессе циклической эксплуатации подземных хранилищ газа га-
зонасыщенных поровых объемов и объемов газа в разнодренируемых зонах, в том числе в слабоконтролируемой 
периферийной зоне пласта, с учетом сезонных межзональных перетоков газа, а также объемов техногенных 
скоплений газа в контрольных горизонтах, образовавшихся вследствие межпластовых перетоков.

Ключевые слова: подземное хранилище газа, водоносные пласты, дренируемые объемы газа, аналитиче-
ский контроль, гидродинамические прокси-модели, искусственная газовая залежь, межпластовые перетоки газа
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Введение
Для аналитического контроля дренируемых объемов 

газа в водоносных пластах-коллекторах подземных хра-
нилищ газа (ПХГ) на практике широко используются 
газогидродинамические прокси-модели, представляющие 
собой балансовые модели искусственной газовой залежи, 
в которых учитываются наиболее важные особенности 
ее формирования и циклической эксплуатации при про-
явлении водонапорного режима (Бузинов и др., 1984; 
Закиров, 1998; Зотов, 2000; Колбиков, 1999; Левыкин, 
1973; Михайловский, 2013; 2018). Такие модели позво-
ляют получать адекватные оценки балансовых показа-
телей эксплуатации в целом для газовых залежей, таких 
как средневзвешенное пластовое давление, дренируемый 
объем газа и общее количество вторгшейся в залежь воды, 
в пластах простого геологического строения и при равно-
мерной или однозональной системе размещения эксплу-
атационных скважин.

Цель настоящего исследования – модификация балан-
совой модели зонального дренирования искусственной 
газовой залежи для оценки дренируемых объемов газа 
в сложнопостроенном водоносном пласте ПХГ при не-
достаточном объеме достоверных детальных сведений 

о геологическом строении пласта и многозональной 
системе размещения эксплуатационных скважин и ее 
апробация. определяются дренируемые газонасыщенные 
поровые объемы и объемы газа по зонам пласта – объекта 
хранения газа – в условиях проявления водонапорного 
режима, сезонные внутрипластовые перетоки газа между 
смежными зонами расположения эксплуатационных 
скважин, сезонные перетоки газа в удаленную в севе-
ро-восточном направлении слабоконтролируемую зону, 
межпластовые перетоки газа из объекта хранения в рас-
положенные выше по разрезу контрольные горизонты.

Общие сведения о геологическом 
строении и системе размещения скважин 
рассматриваемого ПХГ

На рассматриваемом ПХГ ловушка газа в объекте 
хранения характеризуется сложным геологическим стро-
ением. ее кровля имеет форму узкой, вытянутой в северо-
восточном направлении вдоль глубинного тектонического 
разлома фундамента, антиклинальной гребнеобразной 
складки с размерами 50 км × 3 км и амплитудой около 
13 м по изогипсе –975 м. Эта малоамплитудная склад-
ка осложнена пятью, расположенными вдоль большой 
оси, куполками с амплитудами до 3–5 м. Пласт – объект 
хранения – не выдержан по толщине, в юго-западной 
и центральной частях ловушки его толщина изменяется 
от 2 м до 6–9 м, в северо-восточной части он недостаточно 
разведан.
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На хранилище реализована зонально-групповая 
по сборным пунктам (сП) система размещения верти-
кальных эксплуатационных скважин преимущественно 
в куполках структуры при среднем расстоянии между 
скважинами в пределах нескольких десятков метров.

Модельная схема разнодренируемых 
газовых зон пласта и сезонных 
межзональных перетоков газа на ПХГ

с учетом существующих геолого-гидродинамических 
условий рассматриваемого ПХГ используется двухобъ-
ектная газогидродинамическая модель пластовой части 
хранилища.

В первом объекте исследования, который использу-
ется как объект хранения, проводится закачка и отбор 
газа. В условиях формирования значительно вытянутой 
по главной оси структуры искусственной газовой залежи 
с учетом промысловых данных объемов закачки и отбора 
газа по группам скважин выделяются газовые зоны пласта 
в районах сП 1, сП 2 и сП 3 (рис. 1). На основе данных 
по контролю пластовых давлений рассматриваются сезон-
ные внутрипластовые перетоки газа между смежными зо-
нами сП 1, сП 2, сП 3 и слабоконтролируемой удаленной 
(в северо-восточном направлении) зоной наблюдательных 
скважин № 37 (Н 37). Эти сезонные внутрипластовые 
межзональные перетоки газа определяют соответствую-
щие объемы оттоков и притоков газа в зонах. 

согласно имеющимся геолого-промысловым данным 
в хранилище имеют место межпластовые перетоки газа 
из объекта хранения в расположенные выше по разрезу 
контрольные горизонты, которые принимаются в качестве 
2-го объекта исследования с техногенными скоплениями 
переточного газа. Между 1-м и 2-м модельными объек-
тами исследования учитывается газодинамическая связь 
в виде межпластовых перетоков газа, которые локализуют-
ся в зоне сП 1 в районе переточной скважины № 101 (2об).

Математическое описание 
газогидродинамической модели пласта

Для описания основной по количеству эксплуатаци-
онных скважин и объемам закачки и отбора газа газовой 
зоны сП 1 и с целью учета общей репрессионной и де-
прессионной воронок пластового давления используется 
простая (схема полного вытеснения флюидов) балансовая 
модель двухобъемного дренирования при водонапорном 
режиме с выделением внутренней, где располагаются 
эксплуатационные скважины, и внешней подзон. Газовые 

зоны сП 2, сП 3, Н 37 и 2-й объект описываются про-
стыми балансовыми моделями при водонапорном ре-
жиме, в которые входят средние пластовые давления. 
Водонапорный режим эксплуатации выделенных зон 
учитывается путем использования для каждой зоны 
агрегированного коэффициента приемистости/продуктив-
ности водоносного пласта.

В математической модели зонального дренирования 
и сезонных межзональных перетоков газа для рассма-
триваемого ПХГ в соответствии со схемой (рис. 1) вы-
деляется 6 виртуальных газонасыщенных поровых объ-
емов (ГПо) – Ω1 (с двумя подзонами), Ω2, Ω3, Ω37 и Ω2об, 
относящихся соответственно к зонам сП 1, сП 2, сП 3, 
Н 37 и 2-му объекту. 

Для каждого из 6 неизвестных ГПо указанных выше 
зон уравнение материального баланса газа имеет вид

 
 (1)

где Ωi, Pi /z и qi – соответственно газонасыщенный по-
ровый объем, приведенное среднее пластовое давление 
и изменение объема (количества) газа в i-том объеме 
(i = 1, 2, 3,…n; n = 6).

Изменение объема газа в каждом виртуальном объеме 
складывается из расходов закачки и отбора газа через сква-
жины в этом объеме qi скв и перетоков газа в сопредельные 
объемы qi пер:

qi = qi скв + qi пер.  (2)

Эти перетоки считаются пропорциональными пере-
паду квадратов давлений, причем в силу несимметрич-
ности допустимы разные значения коэффициентов 
межзональных перетоков в зависимости от направления 
потока в сезоне:

, (3)

где ai,i+1 – коэффициент сезонных межзональных пере-
токов газа, Pi –  среднее пластовое давление.

Внутренний переток газа между подзонами сП 1 также 
описывается формулой (3), величинами которой в данном 
случае являются постоянный коэффициент перетока 
и средние давления в подзонах.

Находящиеся в окружении водоносной системы, ГПо 
изменяют свою величину пропорционально разнице меж-
ду текущим давлением Pi и начальным гидростатическим 
давлением P0 в соответствующем объеме по формуле:

, (4)
где Сi – коэффициент приемистости/продуктивности водо-
носного пласта зоны.

Для зоны сП 1 в уравнении (4) за текущее значение 
давления принимается давление во внешней подзоне.

Таким образом, представленная газогидродинами-
ческая модель зонального дренирования и сезонных 
межзональных перетоков газа для рассматриваемого ПХГ 
содержит 20 неизвестных взаимосвязанных параметров 
по выделенным газовым зонам: 6 дренируемых газона-
сыщенных поровых объемов зон сП 1 (в т.ч. внутренней 
и внешней подзон), сП 2, сП 3, Н 37 и 2-го объекта 
на начало периода адаптации; 5 коэффициентов приеми-
стости/продуктивности водоносного пласта по зонам; 
2 (1 пара) коэффициента сезонных перетоков газа между 
1-м и 2-м объектами; 6 (3 пары) коэффициентов сезонных 

Рис. 1. Модельная схема газовых разнодренируемых зон пласта
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межзональных перетоков газа между смежными зонами 
в 1-м объекте; 1 коэффициент внутренних перетоков газа 
между подзонами сП 1.

адаптация газогидродинамической 
модели пласта по промысловым данным

рассмотрен период адаптации модели с 31 марта 
2016 г. по 30 апреля 2023 г., в течение которого эксплу-
атация хранилища осуществлялась в квазициклическом 
режиме закачки и отбора газа при одинаковом общем объ-
еме газа в пласте. Принималось, что все коэффициенты 
перетоков газа и коэффициенты приемистости/продуктив-
ности водоносного пласта постоянны в соответствующих 
сезонах и не изменяются по годам. Начальное гидроста-
тическое давление в 1-м объекте составляет 11,5 МПа, 
во 2-м – 11 МПа. В табл. 1 приведены объемы закачки 
и отбора газа на сП 1, сП 2 и сП 3 в разные сезоны 
за период адаптации.

В расчетах с целью наиболее точного учета фактиче-
ских режимов закачки и отбора газа на ПХГ шаг по вре-
мени принимался равным одним суткам.

Адаптация модели проведена методом последователь-
ного группового перебора параметров по сгущающейся 
сетке. с целью регуляризации решения некорректной 
задачи идентификации параметров модели на область 
изменения варьируемых параметров накладывались до-
полнительные ограничения.

Для адаптации используемой газогидродинамиче-
ской модели по истории эксплуатации искусственной 
газовой залежи хранилища в условиях проявления 
водонапорного режима необходимо иметь две группы 

геолого-промысловых данных, первая – по изменению 
контролируемых средних пластовых давлений и вторая – 
по изменению ГПо выделенных газовых зон пласта сП 
1, сП 2, сП 3, зоны Н 37 и 2-го объекта.

При существующей практике на рассматриваемом 
ПХГ средние пластовые давления в зонах определяются 
как среднеарифметические значения контролируемых 
пластовых давлений в останавливаемых для замера экс-
плуатационных скважинах.

Дополнительными геолого-промысловыми данными 
для оценки изменения дренируемых ГПо выделенных 
зон могут быть данные ГИс-контроля по продвижению 
газоводяного контакта и обводнению скважин, укруп-
ненные оценки объемов оттеснения/вторжения в залежь 
пластовых вод по изменению уровней и давлений в пье-
зометрических скважинах.

В связи с ограниченным объемом достоверных данных 
для оценки изменения ГПо выделенных зон сП 1, сП 2, 
сП 3, зоны Н 37 и 2-ого объекта адаптация описанной 
модели проведена только по промысловым данным кон-
троля пластовых давлений в зонах.

В качестве критерия оптимальности принимался 
минимум среднеквадратического отклонения расчет-
ных по модели от контролируемых средних пластовых 
давлений в зонах за период адаптации с учетом «веса» 
последних по точности определения

  (5)

где Pрасч и Pконтр – расчетное и контролируемое средние 
пластовые давления в зоне соответственно; ɛi – «вес» 
по точности определения контролируемых средних пла-
стовых давлений в зонах (0, 1); n – количество исполь-
зуемых в расчетах контролируемых средних пластовых 
давлений (i = 1, 2,…n).

Для одного из расчетных вариантов в табл. 2 пред-
ставлены дренируемые ГПо и объемы газа по зонам 
на начало периода адаптации, а также результаты иденти-
фикации коэффициентов приемистости/продуктивности 
водоносного пласта по зонам и коэффициентов сезонных 
межзональных перетоков газа.

Для полученных значений модельных параметров 
среднееквадратическое отклонение расчетных по модели 
от контролируемых средних пластовых давлений в зонах 
сП 1 (внутренняя подзона), сП 2, сП 3 и периферийной 
зоне Н 37 за период адаптации составило 0,34, 0,35, 0,39 
и 0,63 МПа соответственно (рис. 2).

Необходимо отметить, что при большом количестве 
искомых параметров описанной газогидродинамической 
модели и ограниченном объеме геолого-промысловых 
данных по контролю дренируемых ГПо выделенных 
зон приведенные в качестве примера результаты иденти-
фикации следует рассматривать как один из возможных 
вариантов значений параметров адаптированной модели, 
которые незначительно отличаются по критерию опти-
мальности минимума среднеквадратического отклонения 
расчетных от контролируемых пластовых давлений (5).

Для рассмотренного примера изменения в течение 
периода адаптации модели расчетных дренируемых ГПо 
и объемов газа в выделенных зонах с учетом сезонных Табл. 1. Объемы закачки и отбора газа на СП 1, СП 2 и СП 3 в 

сезонах за период адаптации, млн м3

Сезон закачки, 
отбора, годы 

СП 1 СП 2 СП 3 Суммарно 
по СП 

2016 1070 270 59 1399 
2016/2017 852 340 174 1366 
2017 1059,5 232 100,8 1392,3 
2017/2018 813 277,7 228,5 1319,2 
2018 997 269,3 60,6 1326,9 
2018/2019 776 232 205 1213 
2019 1030 187 16 1233 
2019/2020 776 225 173 1174 
2020 1038 271,3 17 1326,3 
2020/2021 842,6 272,3 172 1286,9 
2021 1080 156 15,6 1251,6 
2021/2022 814 218,5 196,6 1229,1 
2022 1122 100 18 1240 
2022/2023 841 167 142 1150 
Суммарная закачка 
газа за период 
адаптации 

7396,5 1485,6 287,0 9169,1 

Среднегодовая 
закачка 1056,6 212,2 41,0 1309,9 

Суммарный отбор 
газа за период 
адаптации 

5714,6 1732,5 1291,1 8738,2 

Среднегодовой отбор 816,4 247,5 184,4 1248,3 
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межзональных перетоков газа в условиях проявления 
водонапорного режима представлены на рис. 3, 4.

Полученные значения коэффициентов сезонных 
межзональных перетоков газа показывают следующее. 
Коэффициенты оттока газа из зоны сП 1 в сП 2 и далее 
из сП 2 в сП 3 примерно в 5 раз превышают коэффициен-
ты обратного притока. Это означает, что с учетом извест-
ного приближения (р1

2 – р2
2) = 2рср(р1 – р2) при одинаковом 

перепаде давления (р1 – р2) расход оттока газа из зоны сП 
1 в сП 2 и далее из сП 2 в сП 3 примерно в 5 раз больше 
расхода притока. Поэтому для обеспечения равенства 
указанных перетоков газа необходимо, чтобы соответ-
ствующий перепад пластовых давлений в сезонах закачки 
был бы примерно в 5 раз меньше, чем в сезонах отбора 
газа. В противном случае следует ожидать продолжение 
межзональных перетоков газа. очевидно, что на практике 
выполнить такое технологическое условие по перепадам 
давлений не представляется возможным. 

расчетные коэффициенты сезонных перетоков газа 
между зоной сП 3 и периферийной зоной наблюдательной 
скважины № 37 имеют примерно одинаковое значение. 
Поэтому для баланса объемов сезонных перетоков газа 
между этими зонами необходимо стремиться обеспечить 
равенство импульсов повышенного и пониженного пере-
падов давления.

Значения коэффициентов сезонных перетоков газа 
сП 1 – 2-й объект более чем на порядок меньше коэф-
фициентов межзональных перетоков газа в 1-м объекте, 
что указывает на локально ограниченную газодинамиче-
скую связь между ними. Пониженное значение коэффи-
циента перетока газа из сП 1 в 2-й объект по сравнению 
с обратным направлением перетока может быть связано 
с погрешностью малых значений, вносимой некорректно-
стью исходных промысловых данных по 2-му объекту.

Заключение
На основании проведенных исследований по исполь-

зованию модели зонального дренирования искусственной 
газовой залежи ПХГ можно сделать следующие выводы.

1. созданная с учетом геолого-гидродинамических 
особенностей рассмотренного ПХГ и реализованной 
системы зонально-группового (по сборным пунктам) 

Табл. 2. Расчетные дренируемые газонасыщенные поровые объемы и объемы газа по зонам на начало периода адаптации, коэффици-
енты приемистости/продуктивности водоносного пласта по зонам, коэффициенты сезонных межзональных перетоков газа

Зона Начальный 
газонасыщенный 

поровый объем/объем 
газа, млн м3 

Коэффициент 
приемистости/продуктивно

сти водоносного пласта, 
млн м3/сут/(кгс/см2) 

Направление 
перетока 

(из зоны – в зону 
СП) 

Коэффициент перетока, 
(млн м3/сут)/(кгс/см2) 
в сезонах 
закачки 

в сезонах 
отбора 

СП 1 12,47/1285 0,5194 СП 1 – СП 2 1,625  
СП 2 – СП 1  0,312 

СП 2 2,5/218 0,0216 СП 2 – СП 3 1,993  
СП 3 – СП 2  0,378 

СП 3 1,0/104 0,3423 СП 3 – Н 37 0,839  
Н 37 – СП 3  1,025 

Н 37 1,5/191 0,2619    
2 объекта 2,5/282 0,0973 СП 1 – 2 объекта 0,0424  

2 объекта – СП 1  0,0883 
Сумма 19,97/2080     
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Рис. 2. Сопоставление средних расчетных и контролируемых 
пластовых давлений по зонам СП 1, СП 2, СП 3, Н 37 и во 2-м 
объекте
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Продолжение рис. 2

размещения вертикальных эксплуатационных скважин 
газогидродинамическая модель позволяет проводить 
оперативный аналитический контроль газонасыщенных 
поровых объемов и объемов газа в разнодренируемых зо-
нах, включая слабоконтролируемую периферийную зону 
объекта хранения, с учетом сезонных межзональных пере-
токов газа, а также объемов техногенных скоплений газа 
в контрольных горизонтах, образовавшихся в результате 
межпластовых перетоков.

2. Для уточнения параметров модели, адаптированной 
по промысловым данным контроля пластовых давлений 
в выделенных зонах в условиях проявления водонапорно-
го режима эксплуатации газовой залежи ПХГ, требуются 
дополнительные геолого-промысловые данные контроля 
по движению пластовых вод и изменению ГПо зон.

3. Адаптированная модель зонального дренирования 
искусственной газовой залежи может быть использована 
для прогнозных технологических расчетов по регулирова-
нию закачки и отбора газа по группам скважин сП и зонам 
пласта в процессе циклической эксплуатации ПХГ.
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Рис. 3. Динамика расчетных газонасыщенных поровых объ-
емов по зонам СП 1-го объекта и во 2-м объекте
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Рис. 4. Динамика расчетных объемов газа по зонам 1-го объ-
екта и во 2-м объекте
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Using a model of zonal drainage of an artificial gas 
deposit for analytical control of gas volumes in reservoirs 
of Ugs

A.A. Mikhailovsky*, A.V. Ukolov
Gazprom VNIIGAZ LLC, p. Razvilka, Moscow region, Russian Federation
*Corresponding author: Alexander A. Mikhailovsky, e-mail: A_Mikhailovsky@vniigaz.gazprom.ru

abstract. One of the main tasks of the analysis of gas 
storage in aquifers-reservoirs is the operational control of 
drained volumes of gas, the value of which largely depends 
on the technological and technical and economic indicators 
of the creation and operation of UGS. An effective tool for 
solving this problem is the use of gas-hydrodynamic proxy 
models of formations.

One of such models is presented, which, taking into 
account the implemented system of group (by assembly 
points) placement of vertical production wells, can be briefly 
described as a model of zonal drainage and seasonal interzonal 
gas flows in the reservoir.

An example of calculations of changes in the cyclic 
operation of UGS of gas-saturated pore volumes and gas 
volumes in different drained zones, including in the peripheral 
poorly controlled zone of the formation, taking into account 
seasonal interzonal gas flows, as well as the volumes of man-
made gas accumulations in the control horizons formed as a 
result of interplastic flows is given.

Keywords: underground gas storage, aquifers, analytical 
control of drained gas volumes, hydrodynamic proxy models, 
artificial gas deposits, interzonal gas flows in the reservoir, 
interplastic gas flows
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