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МЕКСИКАНСКОГО ЗАЛИВА В ОТЛОЖЕНИЯХ СВИТЫ НОРФЛЕТ. ИСТОРИЯ ОСВОЕНИЯ И ПЕРСПЕКТИВЫ

УДК 553.98

НЕФТЬ НА БОЛЬШИХ ГЛУБИНАХ. ЗАЛЕЖИ ОФФШОРНЫХ 
МЕСТОРОЖДЕНИЙ МЕКСИКАНСКОГО ЗАЛИВА В ОТЛОЖЕНИЯХ 
СВИТЫ НОРФЛЕТ. ИСТОРИЯ ОСВОЕНИЯ И ПЕРСПЕКТИВЫ

К.О. Исказиев, П.Е. Сынгаевский, С.Ф. Хафизов

Во второй части статьи о глубоководных залежах в свите Норфлет в 
Мексиканском заливе рассматривается история открытий в результате реализации 
самого масштабного геологоразведочного проекта, а вместе с ним и проекта 
освоения открытых залежей, реализованного компанией Шелл. 

Более подробно рассмотрена история открытия месторождения Аппоматокс. 
Это открытие сыграло ключевую роль во всей истории этого проекта, став 
триггером перехода к беспрецедентным темпам геологоразведки на сверхглубокие 
горизонты на сверхглубокой воде (совокупно – более 10 км).

В заключительной части рассмотрены предпосылки дальнейших геоло го
разведочных работ в целом на перспективные объекты в отложениях свиты в 
Мексиканском заливе. 

Ключевые слова: Мексиканский залив, свита Норфлет, открытие Аппоматокс, 
эоловый, сверхглубокие залежи.

Введение
Во второй части статьи более под-

робно рассматривается история открытий 
и некоторые геологические особенности 
месторождений в свите Норфлет. Этот 
пример характеризует относительно но-
вый сценарий освоения сложного как в 
геологическом, так и техническом отноше-
нии объекта. В большинстве примеров по 
всему миру можно наблюдать реализацию 
подобных проектов силами консорциумов. 
Зачастую, причем не только в развиваю-
щихся странах, но и, например, в Норве-
гии, наличие консорциума является обя-
зательным условием для получения прав 
недропользования. В данном же случае 
компания Шелл не только начала его са-
мостоятельную реализацию, но и предпри-
няла значительные усилия для монополи-
зации своего положения. Время наиболее 
интенсивных работ – середина – II поло-
вина 2010-х гг. этого столетия – не самое 
благоприятное для нефтяной промышлен-
ности. Тем не менее компании удалось ре-
ализовать вполне успешный проект.

Пример наглядно показывает, что 
очень крупная компания, получив эксклю-
зивный опыт и имея необходимые ресур-
сы, в т.ч. финансовые, вполне может быть 
эффективной и при самостоятельной реа-
лизации. В то же время существовал (до 
открытия м. Аппоматокс) существенный 
риск того, что компания прекратит даль-
нейшие геологоразведочные работы. И 

такой риск существенно снижается при 
мозаичном распределении лицензионных 
участков, когда множество компаний, ино-
гда и не очень крупных, ведут работы на 
соседних участках параллельно. Таким 
образом, все 3 варианта (консорциумы, 
монополисты и отдельные недропользова-
тели) имеют как свои плюсы, так и минусы.

Этот опыт может быть весьма полезен 
при определении сценариев поисков и ос-
воения сверхглубоких залежей и в других 
регионах мира, в т.ч. и в Прикаспийском 
мегабассейне.

Свита Норфлет. История разведки. 
Характеристика основных  
открытий 
Разведка отложений свиты Норфлет 

началась намного ранее, чем появились 
технологии глубокого морского бурения. 
Вероятно, первая скважина вскрыла отло-
жения свиты ещё в 1935 г., несколько позд-
нее, в 1947 г., эта часть разреза получила 
своё название и стратиграфическую при-
вязку. Понадобилось ещё 20 лет, прежде 
чем в этих отложениях в штате Миссис-
сипи компанией Шелл было открыто про-
мышленное м. Пелахатчи. Обнаруженная 
нефтяная залежь с аномально высоким 
пластовым давлением вызвала большое 
удивление и, что вполне естественно, зна-
чительный интерес геологов того времени 
(Cockrell, 2005 [1]). Оффшорная разведка 
на этом объекте началась в 1979 г. буре-
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нием сверхглубокой скважины Мэри-Энн 
компанией Мобил Ойл. 

В 1988 г. компания Шелл сформирова-
ла интегрированную группу специалистов 
для оценки перспектив нефте- и газонос-
ности мезозоя глубоководных участков 
восточного сектора Мексиканского залива. 
Её основной задачей стояла подготовка 
обоснования для участия в предстоящем 
в декабре 2001 г. лицензионном аукционе  
№ 181, который включал территорию 256 
блоков (1,47 млн акров). Исходной стра-
тегией была покупка участков, на которых 
присутствовали крупные положительные 
структуры юрских отложений. Объекты 
более мелкого ранга рассматривались как 
вторичные цели, которые могут представ-
лять дополнительный интерес только в 
случае крупного открытия, способного га-
рантированно покрыть затраты на строи-
тельство терминала раздачи. Основными 
углеводородными (далее – УВ) комплек-
сами глубоководья считались песчаники 
свиты Хлопковой долины (титон), Хейн-
свилл (кимеридж) и Норфлет (келловей-
окс форд). 

В последовавшем аукционе Шелл, 
обойдя ещё 16 конкурентов, успешно вы-
играл все тендеры на блоки с крупнейши-
ми объектами, заплатив за десятилетние 
лицензии суммарный бонус в размере  
340 474 113 долл. США (BOEM, 2020 [2])1. 
Первоначальный план включал бурение, 
по крайней мере, трех разведочных сква-
жин на различных участках, которые долж-
ны были дать возможность оценить пер-
спективность всего стратиграфического 
интервала мезозоя и целого ряда возмож-
ных ловушек. Первые 2 объекта были вы-
браны совершенно независимо, а третий 
должен был по возможности учитывать их 
результаты.

Характеристика сверхглубоких 
объектов Мексиканского залива
История поиска коммерчески успеш-

ного сверхглубокого месторождения свиты 
Норфлет позволяет оценить временные 
рамки такого проекта. На разработку кон-
цепции и обоснование перспективности 
юрских комплексов в условиях строгой 
конфиденциальности компания Шелл зат-
1 Стратегия, получившая в дальнейшем неофициальное название «Все или Ничего» (“Go big or get out!”).
2 Далее перспективные объекты, как открытия, так и «сухие», будут рассмотрены в хронологическом порядке их 
опоискования (табл. 1 первой части).
3 Начало работ по этой проблеме в Китае было засекречено, и в настоящее время не представляется возможным 
точно оценить его длительность.
4 Максимальная длина колонки керна, выносимого за 1 рейс.

ратила почти 3 года. Ещё 2 года потребо-
валось на планирование и подготовку к бу-
рению первого объекта – Шилох. И после 
первого некоммерческого открытия – ещё 
7 лет, прежде чем на карте Мексиканско-
го залива появилось м. Аппоматокс2. От-
метим также, что к 2014 г. период между 
сбором и обобщением первичной инфор-
мации и бурением первой сверхглубокой 
скважины в бассейне Сычуань (Китай) 
также оценивался промежутком не менее 
трех лет3.

Месторождение Шилох (DC 269)
Первым объектом для поискового 

бурения в 2003 г. была выбрана структу-
ра Шилох (рис. 1). Скважина, вскрывшая 
верхнеюрский разрез, позволила оценить 
перспективность трех расположенных 
друг над другом объектов и впервые де-
тально охарактеризовать сверхглубокую 
УВ-систему. Результаты оказались одно-
временно положительными и разочаровы-
вающими: интервалы Хлопковой долины и 
Хейнсвилла не содержали значительного 
количества песчаных коллекторов, однако 
вместо них были выявлены морские отло-
жения с высоким УВ-потенциалом, который 
существенно снижал геологические риски 
других объектов. В структуре титонского 
яруса, в тонком прослое песчаника выяв-
лена незначительная нефтяная залежь. В 
кимеридже (свита Хейнсвилл) вскрыто че-
редование мергелей и карбонатных аргил-
литов, при вскрытии песчаников Норфлет 
в шламе были отмечены обильные неф-
те проявления. Бурение было проложено, 
пока на забое в 7282,5 м не был встречен 
слой ангидритов, проинтерпретирован-
ный как расположенная в кровле соляно-
го массива пачка Сосновый холм. Было 
подтверждено наличие активной работаю-
щей УВ-системы, и присутствие следов 
подвижной нефти внушало определенный 
оптимизм. Ствол был заброшен, а в сква-
жине на уровне свиты Шмаковер сделана 
боковая зарезка с целью отбора сплошно-
го керна (использовался керноотборник с 
55-метровым «карманом»4); в результате 
был получен практически 100%-й вынос 
материала, полностью покрывший участок 
повышенных сопротивлений до отметки 
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7272,5 м, которая интерпретировалась как 
водонефтяной контакт (далее – ВНК). Пла-
стоиспытателем были взяты пробы пла-
стовой нефти плотностью 42,2° и 45,1° API. 
Ниже отметки контакта в серых песчаниках 
были отмечены следы флюоресценции и 
пятен нефти. При петрографическом ана-
лизе следы УВ также отмечались в газо-
жидких микровключениях и в виде каемок 
вокруг зерен.  

Эта часть существовавшей ранее за-
лежи была разрушена в результате сдвига 
блока по поверхности пластичной соли и 
нарушения сплошности покрышки в свите 

Шмаковер. Моделирование истории УВ-си-
стемы позволило установить меловое вре-
мя как время начала генерации нефти, 
её (частичную) сохранность, по крайней 
мере, в течение 65 млн лет, а максималь-
ное заполнение всей мощности песчаного 
интервала в 76,2 м – в течение 20–30 млн 
лет. Этот вывод крайне важен, поскольку 
дает возможность увидеть ещё один фак-
тор сохранности свойств коллекторов на 
больших глубинах – наличие УВ в поро-
вом пространстве до начала интенсив-
ного погружения.

Рисунок 1. Сейсмический профиль через структуру Шилох с положением скв. DC 269
Обозначения (здесь и далее):
W – запад, E – восток;
DC – Каньон де Сото.

Месторождение Виксбург-«В»  
(DC 353)
Второй объект Норфлет был пробу-

рен в сентябре 2007 г., 4 года спустя после 
первого открытия (рис. 2). При его оценке 
учитывались также результаты бурения в 
области Дестин Дом компании Эксон, где 
в некоторых скважинах не было выявлено 
песчаников Норфлет, а известняки Шма-
ковер залегали непосредственно на соли 
Луанн. Положительная структура была 
связана с приподнятой стороной локаль-
ного надвига и разбита серией разломов. 
Открытый сброс пересекал песчано-гли-

нистые отложения на отметке 7604,8 м 
и, вероятно, вызывал дробление хрупких 
участков с кварцевой цементацией. 

В продуктивной части Виксбург-«В» 
выделяется до пяти крупных седиментаци-
онных циклов, представленных флювиаль-
ными слоистыми алевритисто-глинистыми 
разностями с прослоями алевролитов и 
песчаников, которые перекрываются нес-
колькими эоловыми покровами и верхними 
частями дюн/барханов. Завершают цикл 
располагавшиеся выше уровня грунтовых 
вод литофации себкх. Средняя пористость 
такого цикла около 17%, а пористость эо-
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ловых разностей – до 20%. Пористость 
и проницаемость возрастают в водона-
сыщенной части свиты, вероятнее всего, 
из-за отсутствия там битумов. В пределах 
продуктивной части возрастает толщина 
пленок хлорита, который по мере вытес-
нения кислотными УВ пластовой воды по-
лучает дополнительное железо, поглощая 
гематит. Увеличение глинистой составляю-
щей вокруг обломочных зерен приводит к 
снижению эффективной пористости. Ниже 
находящегося на отметке 7513,3 м совре-
менного ВНК проницаемые песчаники ха-
рактеризуются красноватой окраской. 

Объем твердых битумов в Виксбур-
ге-«В» вызывал большую озабоченность 
разработчиков и ставил под вопрос воз-
можность коммерческой успешности про-
екта. Его вертикальное и особенно ла-
те  раль ное распространение остаются 
не  вы яс нен ным фактором. Источником би-
ту ма счи тают обогащенный асфальтена-
ми, во до рослевый кероген из карбонатных 
раз ностей нижней подсвиты Шмаковер. 
Мес то рождение характеризуется достаточ-
но уникальным строением, с потенциально 
УВ-генерирующими карбонатами, при сут-
ствующими в лежачем блоке ниже кол лек-
торов и в висячем – перекрывающими их.

Рисунок 2. Сейсмический профиль через структуру Виксбург-«В» с положением скв. DC 353

«Сухая» структура Фредриксбург 
(DC 486)
Объект Фредриксбург был вскрыт бу-

рением в 2008 г. Он представляет собой 
не нарушенную разломами антиклиналь, 
сформировавшуюся вскоре после быстро-
го отложения песчаников Норфлет (рис. 3). 
Палеобассейн этого участка представляет 
относительно небольшую, ограниченную 
соляными структурами, территорию. Быс т-
рое накопление песчаного материала при-
вело к увеличению скорости проседания 
в результате избыточной нагрузки, и мощ-
ности в центральной части заметно пре-
вышают периферийные. По мере отжатия 

солей перекрывающие их базальные час-
ти Норфлет залегли на поверхности фун-
дамента и прекратили свое погружение. 
По мере завершения инверсии мини-бас-
сейна этот комплекс образовал «черепа-
ховую» структуру с максимальными мощ-
ностями песчаных пород в сводовой части. 
Подсолевые породы интерпретируются 
как фундамент, представленный обломка-
ми базальта в глинистой массе. По данным 
сейсморазведки такой тип структур юрско-
го комплекса достаточно часто встречает-
ся в описываемом районе и связан с так 
называемыми «котлообразными мини-бас-
сейнами» (мульдами). Они подтверждены 
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бурением структур Петербург (DC 525) и 
Рыба-меч (DC 843) (Godo, 2019 [3]).

В литофациях структуры преобла-
дают флювиальные разности, вероят-
но, с небольшими временными дюнами, 
формировавшимися в кровле при пони-
жении уровня воды. Все песчаные поро-
ды – обогащенные гематитом песчаники, 
разнообразные алевролиты и аргиллиты –  
характеризуются красноватым или крас-
но-бурым оттенком. Более мелкозерни-
стые разности сосредоточены в основании 
разреза. Увеличение доли песчаного мате-
риала связывают с формированием рас-
положенных близко к зеркалу поверхност-
ных вод, дюн. При подъеме этого уровня 
происходило перераспределение глинис-
тых частиц, которые заполняли поровое 
пространство, частично или полностью 
изменяли текстуру осадка. Засушливые 
участки дюновых комплексов меняли свою 
структуру при появлении в них грунтовой 

влаги и позволяли дождевым потокам 
формировать глинистые покрытия. 

Пористость, рассчитанная по каро-
тажным материалам, составляла 10–16%, 
а значения проницаемости оценивались 
как исключительно низкие. Данные ото-
бранного боковым керноотборником кер-
на, как правило, составляли от 6% до 12%, 
с одним значением в 19,8%, и абсолютны-
ми проницаемостями, не превышающи-
ми 1 мД. В шлифах отмечалось большое 
количество микропористости, связанной 
с глинистыми минералами: хлоритовыми 
корками, в различной степени изменен-
ными полевыми шпатами и фрагментами 
вулканических пород. 

Несмотря на наличие в кровле нефте-
материнских пород в стадии зрелости, в 
этих песчаниках отсутствовали следы УВ. 
Низкопроницаемый интервал Норфлет не 
смог создать относительное понижение 
пластового давления и обеспечить нисхо-
дящую миграцию нефти.

Рисунок 3. Сейсмический профиль через структуру Фредриксбург с положением скв. DC 486
Обозначения (здесь и далее): 
SW – югозапад, NE – северовосток.

Структура Антиетам (DC 268)
Объект, расположенный в пределах 

той же структуры и характеризующийся 
сходной историей развития, что и Шилох, 
был вскрыт бурением в 2009 г. (рис. 4). При 
проходке вышележащей свиты Хейнсвилл, 
по данным шламометрии, на отметках 

6830,6 м и 6906,8 м были отмечены газо-
проявления. После каждого из них на плат-
форме увеличивали плотность раствора 
примерно на 0,03 г/см³, а вскоре сделали 
дополнительную обсадку. При вскрытии 
Норфлет отмечались хорошие, от корич-
нево-серых до темно-серых, песчаники с 
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нефтепроявлениями и флюоресценцией. 
На показаниях метода сопротивлений на 
буровой колонне был отмечен предпола-
гаемый ВНК, ограничивающий примерно  
9,1 м суммарной мощности залежи. Буре-
ние было продолжено, и в нижней части 
свиты обнаружили ещё 39,6 м флювиаль-
ных осадков, после чего на забое скважина 
вскрыла кровлю Луанн. Мощность песча-
ника составила 182,9 м со средней пори-
стостью около 20%; нижняя флювиальная 
часть с красным оттенком по данным каро-
тажа оценивалась менее чем в 10%. 

Незначительные нефтенасыщенные 
мощности в кровле свиты соответствуют 
последней замыкающейся изогипсе регио-
нальной покрышки Шмаковер. Ниже неё в 

результате смещения по разлому песчани-
ки перекрыты более молодыми осадками. 
Присутствие остаточной нефти и серая 
окраска в образцах шлама показали, что 
весь эоловый интервал был заполнен под-
вижными УВ. Утечка и расформирование 
основной части нефтенасыщенного ин-
тервала произошли из-за значительного 
времени, в течение которого более низкие 
капиллярные давления позволили мигра-
цию вверх по разрезу. На основании лабо-
раторного моделирования было высказано 
предположение о смене гидрофильности 
пород покрышки и постепенном увеличе-
нии относительной проницаемости для 
нефти (Aplin, 2005 [4]).

Рисунок 4. Сейсмический профиль через структуру Антиетам с положением скв. DC 268

Месторождение Аппоматокс  
(МC 392)
После открытия Вискбург «сухая» 

скважина в структуре Фредриксбург ка-
залась смертельным приговором всей 
концепции глубоководного Норфлета и, 
уже вполне очевидно, его сверхглубоким 
объектам. Однако команда специалистов 
Шелл предложила план бурения двух неза-
висимых скважин в структурах Аппоматокс 
и Антиетам, которые должны были опре-
делить будущее этого направления. Не-
официальное обоснование, основанное, 
впрочем, на предыдущем опыте, звучало 
как «наше открытие может быть всего одну 
синклиналь от нефтепроявления»: Аппо-

матокс от Шилоха и Антиетам от Виксбур-
га. То есть для минимизации риска геологи 
предложили разбуривать структуры, рас-
положенные в непосредственной близости 
с подтвержденными, идя от известного к 
неизвестному.

В 2009 г. первая скв. МС 392 № 1 (рис. 
5–9) вскрыла нефтенасыщенные коллек-
торы высокого качества в ловушке, пол-
ностью заполненной нефтью. Это про-
изошло спустя 9 лет после приобретения 
лицензии и 7 лет после первой некоммер-
ческой залежи. Команда была счастлива, 
поскольку по даже грубым прикидкам опо-
искованные объемы гарантировали эко-
номический успех. Можно только предста-
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МЕКСИКАНСКОГО ЗАЛИВА В ОТЛОЖЕНИЯХ СВИТЫ НОРФЛЕТ. ИСТОРИЯ ОСВОЕНИЯ И ПЕРСПЕКТИВЫ

вить себе их радость, когда боковой ствол 
вскрыл в погруженном блоке ещё одну 
залежь, также полностью заполнившую 
ловушку. Однако оставался вопрос: како-
вы размеры этой второй залежи? Чтобы 
ответить на него, был спроектирован ещё 
один ствол MC 392 № 1 St2 BP1, идущий 
по продуктивному интервалу под большим 
углом (в среднем от 60° до 85,2°), практи-
чески параллельно кровле соли. Резуль-
татом этого открытия стала самая глу-
бокая нефтяная залежь с ВНК, уверенно 
выделенном на материалах каротажа (на 
трубах) и подтвержденном градиентами 
давлений пласто испытателя на отметке 
8005,6 м. Резкая граница примерно с 7998 
до 8005,6 м, обильные нефтепроявления 
и серая окраска, по крайней мере, ещё на 
45,7 м позволили предположить, что там 
также присутствовала подвижная нефть, а 
некоторая утечка УВ всё-таки имела место. 
Суммарная нефтенасыщенная мощность 
залежи в северо-восточной части была 
320 м, а в южном блоке – 518,2 м. Здесь 
была написана первая страница истории 
нового направления. 

Дальнейшее оценочное и эксплуа-
тационное бурение было отложено из-за 
моратория, введенного Администрацией 
Президента США после трагических со-

5 Авария 20 апреля 2010 г. на нефтедобывающей платформе Deepwater Horizon в Мексиканском заливе при бу-
рении скважины British Petroleum на глубоководной структуре Макондо. Взрыв унес жизни 11 рабочих, привел к 
выбросу в океан 4,9 млн барр. нефти.

бытий на Макондо5. Бурение было возоб-
новлено в июле 2011 г., а выполненные в 
это время исследования позволили пред-
положить, что в уникальной УВ-системе 
Норфлет нефть может удерживаться не 
более 20 млн лет, после чего начинается 
расформирование залежи (Godo, 2019 [3]). 
Дальнейшая доразведка смежных участ-
ков проводилась с 2012 по 2013 гг., под-
твердила это предположение. Структура 
Коринф (рис. 9) оказалась «сухой», точ-
нее, разрушенной, а объект Виксбург-«А» 
добавил около 100 млн барр. запасов.

В июле 2015 г. Шелл в партнёрстве с 
принадлежащей Китайской Национальной 
Корпорации фирмой Нексен санкциониро-
вал разработку группы месторождений, ко-
торая стала первым коммерчески успеш-
ным проектом глубоководного комп лекса 
Норфлет. Суммарные извлекаемые запа-
сы группы оцениваются в 480 млн барр. 
с дополнительными ресурсами м. Рутбург  
(100 млн барр.) и Геттисбург (50 млн барр.).  
При этом минимальная цена нефти 
марки Брент при расчетной 10%-й при-
быльности проектов оценивается в 
50,8 долл. США/барр. Открытия располо-
женных рядом м. Форт Самтер (2016 г.)  
и Дурв (2018 г.), вероятно, изменят эту 
ситуа цию к лучшему.

   
          а)              б)

Рисунок 5. Сейсмический профиль через структуру Аппоматокс с положением скв. MC 393: 
а) направление SN; б) направление WE

Обозначения (здесь и далее): 
N – север, S – юг, W – запад, E – восток; 
MC – Каньон Миссисипи.
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Рисунок 6. Месторождение Аппоматокс, скв. МС 392 № 1. Шламограмма продуктивного 
интервала и каротаж на буровых трубах (LWD) ГК и КС

Обозначения (здесь и далее): 
ГК – гаммакаротаж;
КС – каротаж методом электрического сопротивления;
LWD – logging wihile drilling, каротаж во время бурения.
Песчаники свиты Норфлет со следами флюоресценции и серой, серобурой изза следов нефти, 

окраски. На забое (7909,9 м) – присутствие ангидрита (розовое) и галита. В вышележащей свите Шма
ковер виден постепенный переход от плотных карбонатов к глинистым мергелям. 
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Рисунок 7. Месторождение Аппоматокс, скв. МС 392 №1. Основные подразделения  
УВ-системы Норфлет и их каротажные характеристики
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Рисунок 8. Месторождение Аппоматокс, скв. МС 392 № 1. Комплекс каротажа на буровых 
трубах (LWD) компании Сперри-Сан, включающий многочастотный ЯМР (MRIL-WD, 6.75”)

Обозначение (здесь и далее):
ЯМР – метод ядерномагнитного резонанса.
Выделение пористости и анализ её структуры показаны стрелкой. Более крупные поры – слева.
Во второй колонке – фазовый каротаж сопротивлений и абсолютная проницаемость по методу 

Коатеса (С = 10) [5, 6].
В третьей колонке – 2 кривые ГГКп (сенсоры направлены ортогонально) и пунктиром – суммар

ная плотностная поправка.
В четвертой колонке, вместе с волновой картинкой Т1 (активация 18Т1), нанесены граничные 

значения для разделения микропористости (6 мсек, коричневый) и капиллярносвязанной воды (60 мсек, 
синий).

Масштаб измеренных глубин в футах и истинных в метрах.
Данные были получены в режиме реального времени.
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Рисунок 9. Структура Коринф, скв. МС 393 № 1. Фрагмент шламограммы через интервал 
Норфлет с вероятным палео-ВНК

В интервале с остаточной нефтью песчаники описываются как светлосерые (черные стрелки), 
ниже появляется бурая (коричневые), а затем и исходная краснобурая (красные) окраска.

ПалеоВНК – синим пунктиром, совпадает с уменьшением газа.
Глубина – в футах. 
Забой скважины находился на отметке 7664,5 м (25,146 фут) истинной глубины.

Структура Петербург (DC 529)
Объект был вскрыт в 2013 г. при раз-

буривании небольшой антиклинали, сфор-
мированной на более крупной, ограничен-

ной разломами моноклинали, связанной 
с соляной структурой (рис. 10). Участок в 
виде «черепахового» мини-бассейна в тек-
тоно-структурном плане был очень схож с 
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объектом Фредриксбург. Песчаные осадки 
Норфлет вызвали ремобилизацию и отжа-
тие соли, и они залегают на поверхности 
фундамента с последовавшей инверсией. 
Как только на данных каротажа обозначил-
ся пик высоких сопротивлений, а в шламе 
появились следы ангидритов и солей, сква-
жина была остановлена для последую щей 
ликвидации. 

Песчаные литофации очень схожи с 
разрезом Фредриксбурга и представлены 
чередованием красно-бурых и красноцвет-
ных разностей, связанных с засушливым 
побережьем. По описанию образцов, в 
Петербурге повышено содержание алев-
ролитов. Более тонкие прослои грубозер-
нистого материала связывают с осевыми 
линиями песчаных покровов или, возмож-
но, небольших дюн, сформированных от-
ложениями наводнений. Проницаемость 
пород, сформировавшихся в этих услови-
ях, оказалась низкой (0,002–0,026 мД), что 
остановило миграцию нефти. Суммарная 
пористость, по данным образцов бокового 
грунтоноса и ЯМР, менялась от 10 до 20%.

Их перекрывают породы свиты Шма-
ковер мощностью от 335 м (в центральной 
части) до 609,6 м на бортах. В основании 
свиты отмечен прослой красных аргилли-
тов, который залегает на относительно ров-
ной кровле песчаников Норфлет. Основная 
часть Шмаковер представлена массивны-
ми карбонатами с микропрослоями обога-
щенных органикой водорослевых матов. 
К кровельной части начинают появляться 
глинистые разности и слои аргиллитов. 
Нефтематеринские разности находятся на 
стадии зрелости, о чем свидетельствуют 
нефтепроявления и флюоресценция. Дан-
ные анализа газожидкостных включений 
указывают, что наибольшим нефтяным по-
тенциалом обладает базальная часть сви-
ты в интервале 7653,6–7741,9 м.

Генерация нефти, несомненно, про-
исходила, но высокие капиллярные давле-
ния в низкопроницаемых разностях Норф-
лет не дали возможности для нисходящей 
миграции. Замкнутые антиклинальные ло-
вушки присутствуют в обоих «сухих» струк-
турах, Петербург и Фредриксбург, однако в 
них отсутствуют следы УВ.

Рисунок 10. Сейсмический профиль через структуру Петербург с положением скв. DC 529

Месторождение Виксбург-«А»  
(МC 393) 
Расположенная на востоке от м. Аппо-

матокс структура Виксбург-«А» представ-
лена ограниченной разрывными наруше-
ниями антиклиналью и была пробурена в 

2013 г. (рис. 11). Скв. МС 393 № 1 вскры-
ла толщу эоловых песчаников без следов 
флювиальных отложений, мощностью в 
227,1 м и была остановлена сразу после 
входа в соль Луанн, на забое в 7664,5 м. 
Из нефтенасыщенного интервала, ВНК 



Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 2 (7) 2021 15

НЕФТЬ НА БОЛЬШИХ ГЛУБИНАХ. ЗАЛЕЖИ ОФФШОРНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ  
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и переходной зоны с остаточной нефтью 
был отобран сплошной керн. Здесь так-
же была отмечена постепенная смена 
окраски песчаных коллекторов от серой в 
верхней части разреза к красноватой, ниже 
отметки ВНК в 7566,1 м. Контакт оказался 
на 52,7 м ниже, чем в расположенном на 

другой стороне разлома м. Виксбург-«В». 
Смещение по разлому составляло 30,5 м, 
и при мощностях песчаных толщ по обе его 
стороны разлом должен был обеспечить 
переток. Разница в установленных в керне 
и по результатам пластоиспытателей ВНК 
указывает на изолирующую роль разлома.

Рисунок 11. Сейсмический профиль через структуру Виксбург-«А» с положением скв. MC 393

Рудберг – 2014 (МC 525)
Месторождение было открыто в июле 

2014 г. компанией Шелл при участии Эко-
петрол (Колумбия) и Нексен (Китай). За-
пасы в песчаниках Норфлет оцениваются 
в 100 млн барр. Объект был пробурен в 
2014 г. скв. МС 525 (рис. 12). Он представ-
лен структурным носом, ограниченным с 
юга соляным телом. В подошве песчаного 
разреза Норфлет отмечается сложенный 
красноцветными глинистыми и алевроли-
товыми разностями прослой флювиаль-
ных осадков мощностью в 79 м, который 
исключал вертикальную миграцию по 
пласту. Мощность дюнового комплекса с 

крутопадающими слойками, представлен-
ного проницаемыми коллекторами, соста-
вила 384 м. ВНК выделялся на отметке в  
7783,1 м, что указывало на неполное за-
полнение современной ловушки (рис. 13). 

Существует несколько предположе-
ний о причинах такого недостаточного за-
полнения, и наиболее вероятными явля-
ются ограничения миграции по латерали, а 
также незначительная площадь нефтема-
теринских толщ в кровле.

Это открытие стало экономически 
успешным благодаря строящемуся рядом 
подводному терминалу Аппоматокс.
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Рисунок 12. Сейсмический профиль через структуру Рутберг с положением скв. MC 525

Рисунок 13. Месторождение Рудберг, скв. МС 525 № 2. Шламограмма

Титан (DC 178)
Структура Титан представляет собой 

погружающийся в южном направлении, 
вытянутый структурный нос. По данным 
сейсморазведки, мощность меловых ком-
плексов на бортах резко возрастает, и 
нефтематеринская толща Шмаковер опу-
щена на значительную глубину (рис. 14). 
Вскрытый в 2014 г. объект Титан является 
только «неглубокой» частью значительно 
более обширной структуры, содержащей 

еще, по меньшей мере, 2 независимые ло-
вушки, расположенные севернее. 

Во время бурения известняков в кров-
ле свиты Хейнсвилл отмечались повы шен-
ная трещиноватость и газопрояв ления, 
потребовавшие увеличения плот ности рас-
твора и, в конечном итоге, дополнитель-
ной обсадки. Количество газожидкостных 
включений существенно возрастало в ин-
тервале глубин 6915,3–7169,8 м, указывая 
на присутствие газа с некоторым коли-
чеством нефти. Эта зона была интерпре-
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МЕКСИКАНСКОГО ЗАЛИВА В ОТЛОЖЕНИЯХ СВИТЫ НОРФЛЕТ. ИСТОРИЯ ОСВОЕНИЯ И ПЕРСПЕКТИВЫ

тирована как результат диффузии УВ че-
рез плотные, низкопроницаемые разности 
аргиллитов, мергелей и местами трещино-
ватых известняков. 

При вскрытии Норфлет в шламе были 
описаны светло-серые эоловые песчани ки 
со следами флюоресценции в интервале 
7248,1–7284,7 м. В верхних 3–4,5 м, по 
данным метода сопротивлений, выделял-
ся нефтенасыщенный интервал, который 
на отметке 7251,8 м перешел в водонос-
ный. Ниже отметки ВНК продолжались 
темно-серые, вплоть до черных, мощные 
эоловые песчаники. Смена окраски песча-
ных разностей на красновато-бурую про-
исходила на глубине 7315,2 м. Бурение 
красноцветных разностей продолжалось 
ещё 40,8 м, прежде чем скважина была 
остановлена с отметкой забоя в 7478 м, 
по-прежнему в отложениях свиты Норф-
лет.

С глубины 7248,9 м был отобран 
образец пластовой нефти плотностью 
43,7°API и вязкостью 0,7 сП. Ниже ВНК на 

расстоянии 50 м получены образцы керна 
(боковым грунтоносом), которые показали 
присутствие остатков нефтяных битумов, 
которые окаймляли и частично заполняли 
пустотное пространство. Вместе со сменой 
окраски песчаных разностей на серую это 
указывало на частичное расформирова-
ние существовавшей здесь ранее залежи. 
Согласно выполненному моделированию, 
для существования в этих условиях была 
необходима её сохранность на протяже-
нии более чем 65 млн лет (Godo, 2019 [3]). 

С глубины 7255,8 м был получен об-
разец пластовой воды с аномально высо-
кой соленостью (350,000 ррм). При таких 
значениях вероятно выпадение галита в 
порах, однако опубликованные результаты 
анализа шлифов и электронной микроско-
пии этого не подтверждают.  

Полученные результаты позволяют 
по-новому оценить риски, связанные с 
перспективностью двух невскрытых струк-
тур с отметками кровли в 7315 м и 7560 м.

Рисунок 14. Сейсмический профиль через структуру с положением скв. Титан DC 178

Месторождение Геттисбург (DC 398)
Месторождение было открыто в 2014 г.  

в Каньоне Де Сото, блок DC 398. Ловуш-
ка представлена ограниченной разломами 
антиклинальной складкой, расположенной 

на восточной окраине мини-бассейна, в 
котором находятся Аппоматокс и Виксбург. 

Скважина вскрыла нефтенасыщен-
ные эоловые коллекторы хорошего каче-
ства, с отметкой ВНК на глубине 7265 м. 
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Ниже ВНК в шламе отмечались постепен-
но сходящие на нет нефтепроявления, в 
подошве отмечается 22,9-метровый слой 
красных алевролитов, которые залегают в 
кровле соли. Нет никаких указаний на воз-
можное разрушение покрышки и расфор-
мирование залежи. 

Согласно данным керна, пористость 
нефтенасыщенных разностей меняется 
от 19 до 26%, составляя в среднем 22,1%, 
а проницаемость – от 50 до 650 мД. При 
оценке залежи было отобрано 2 образца 
нефти с глубины 7249,6 м (плотностью 
33,4°API и вязкостью 1,35 сП) и 7262,4 м 
(плотностью 32,5°API и вязкостью 1,46 сП). 
Пластовые условия верхнего образца со-
ставляли 148°С и 115,8 МПа, а нижнего, 
соответственно, 149°С и 115,9 МПа. Ниже 
ВНК были отобраны образцы пластовой 
воды: на отметке 7309,1 м с соленостью 
240,716 ррм, на отметке 7309,4 м – с соле-
ностью 239,677 ррм. 

По данным шламометрии и керна 
пирит присутствует исключительно в про-
дуктивной части разреза, замещаясь ниже 
ВНК на гематит. Кроме того, на материалах 
рентгеноструктурного анализа было отме-
чено возрастание доли хлорита в нефте-
насыщенном интервале. Эти результаты, 
вместе с информацией о последователь-
ной смене окраски, позволили сделать 
предположение о влиянии кислотных (аг-
рессивных) компонент, связанных с УВ.

Хотя все необходимые условия для 
генерации и сохранения залежи присут-
ствовали на м. Геттисбург, это открытие 
оказалось некоммерческим. Нефть не за-
полнила ловушку полностью, что, вероят-
но, говорит о недостаточных объемах её 
генерации. Кровля продуктивного интерва-
ла расположена выше кровли расположен-
ного западнее м. Виксбург-«А».

Месторождение Форт Самтер  
(МC 566)
Глубоководное месторождение (глу-

бина воды 2152 м) было открыто в янва-
ре 2016 г., когда первая скважина достиг-
ла глубины 8539 м (рис. 15). Для оценки 
размеров и снижения последующих ри-
сков месяц спустя была сделана боко-
вая зарезка, достигшая глубины в 8900 м 
(рис. 16–17). Запасы оцениваются в более 
чем 125 млн барр., они сразу были призна-
ны коммерчески значимыми из-за суще-
ствующей здесь и принадлежащей тому же 
оператору инфраструктуры. 

Совместная разработка м. Аппома-
токс, Виксбург, Форт Самтер и Рудберг 
оценивается в 800 млн барр., возможно 
ещё большее снижение себестоимости из-
влекаемых УВ. Прибыльность этого инте-
грированного проекта может легко превы-
сить 60% (WoodMackenzie, 2016 [7]).

Рисунок 15. Сейсмический профиль через структуру Форт Самтер с положением скв. МС 566
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Рисунок 16. Форт Самтер, МС 566 № 2 ST1. Запись нейтрон-плотностного каротажа  
и ЯМР (LMR Т2) компании Бэйкер

Обозначения (здесь и далее):
K – проницаемость по Коатесу (C = 10);
FFI – свободные флюиды;
BVI – капиллярная вода;
CBW – глинистосвязанная вода;
Глубина – истинная, м.
Переобработка ЯМР позволяет оценить структуру порового пространства и выделить литофа

ции. В колонке с волновым распределением показана T2LM; граничные значения – 3 и 33 мсек.
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Рисунок 17. Форт Самтер, МС 566 № 2 ST1. Фрагмент шламограммы через интервал  
Норфлет с ВНК

Лиисбург (МC 475)
Разведочная скважина была пробу-

рена на объекте Лиисбург в 2016 г. Это 
была первая попытка поиска УВ в новом 
мини-бассейне, отделенном от остальных 
участков соляными стенами. В кровле 
свиты в серых песчаниках была отмечена 
флюоресценция, но не обнаружено ника-
ких следов подвижной нефти. Скв. МС 475 
вскрыла мощный интервал эоловых песча-
ников, а в подошве (последние 12,2 м) – 
красноцветные аргиллиты. 

Структурно-тектонический анализ по-
казал, что здесь отсутствует ловушка, и 
песчаники Норфлет через разломы нахо-
дятся в контакте с породами свиты Хейн-
свилл и нижним мелом. Нефтепроявления 
и смена окраски песчаных разностей возле 
отметки 8183,9 м говорят о возможном рас-
формировании залежи.

Месторождение Баллимор  
(МC 607/608)
Бурение объекта было начато с кора-

бля Шарав Пасифик в июле 2017 г. на глу-

бине воды 1993 м в каньоне Миссиссипи. 
В скважине были некоторые технические 
проблемы, и её дважды останавливали 
для боковых зарезок. Наконец 30 декабря  
2017 г. скв. МС 697 № 1ST2 (G34451) при 
забое в 8898 м вскрыла 205 м нефте-
насы щенных песчаников свиты Норфлет 
(рис. 18–19). По данным пластоиспытате-
ля, плотность нефти – 32–38°API, при газо-
вом факторе 600–800 куб фут/барр.

Открытие сразу оказалось коммерче-
ским, не в последнюю очередь из-за распо-
ложенной в 8 км добывающей платформы 
«Слепая Вера», для использования кото-
рой, вероятно, потребуется модификация. 
Предварительные запасы оцениваются 
в 450 млн барр. нефти (возможно, до 600 
млн барр.) и 250 млрд куб фут газа. Раз-
работка ведется совместно компаниями 
Chevron (оператор, 60%) и Total (Франция).

В период с января 2018 г. по май  
2019 г. было пробурено, по крайней мере, 
ещё 3 оценочные скважины и сделана  
1 боковая зарезка (вероятно, для отбора 
сплошного керна). Это единственная круп-
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ная залежь в сверхглубоком комплексе 
Норфлет, которая разведана и разрабаты-
вается без участия компании Шелл, однако 

на конец 2020 г. результаты остаются сугу-
бо конфиденциальными.

Рисунок 18. Месторождение Баллимор, скв. МС 607 № 1 STBP02.  
Фрагмент шламограммы с продуктивной частью Норфлет
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Рисунок 19. Месторождение Баллимор, скв. МС 607 № 1 ST2 (OCS-G 34451)
Фрагмент ЯМРкаротажа прибором MREX компании Бэйкер. Запись выполнялась с активацией 

типа «пористость – проницаемость – легкая нефть» и суммированием 4 сигналов.
К – проницаемость по методу Коатеса (С = 28).
Граничные значения Т2 – 3,3 и 33 мсек.
Стрелками указан возможный сигнал от битума и связанного с ним пирита: появление третьего 

пика на быстрых временах спада.
Глубина – в футах.

Дувр (МC 615)
М. Дувр расположено примерно в 13 

милях от терминала Аппоматокс и было 
открыто в 2018 г. При глубине забоя в 
8839 м скважина вскрыла 244 м нефте-
насыщенных песчаников свиты Норфлет, 
что, вероятно, является самым большим 
интервалом для юрс ких комплексов зали-
ва. Её бурение было закончено за 70 дней, 
что примерно вдвое быстрее «среднего» 
значения для сверхглубокого разреза в 
этом районе, и стало одним из лучших ре-
зультатов. На сегодняшний день большая 
часть информации по этому объекту оста-
ется закрытой. 

Вместе с залежами Форт Самтер и 
Рутберг и с учетом возможности исполь-
зования терминала для коммерческого 

успеха этого открытия потребуется цена 
на сырье порядка 30,5 долл. США/барр. 
За период с 2014 по 2018 гг. Шелл инвес-
тировала в разведку в Мексиканском за-
ливе более 13,0 млрд долл. США и про-
бурила больше разведочных скважин, чем 
какая-либо другая компания.

Перспективы открытий новых  
месторождений в свите Норфлет

Олистолиты северной части  
Мексиканского залива
Наиболее заметной структурой в се-

верной части Мексиканского залива явля-
ется выступ Флориды, который батиметри-
чески очерчивает положение окраинного 
карбонатного шельфа мелового возраста 
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(рис. 20). В сторону глубоководья выступ 
резко меняется на область с рифтовой 
тектоникой или тектоникой «плотов». Этот 
термин применяется, чтобы охарактери-
зовать гравитационное соскальзывание 
отколовшихся от основной массы, отдель-
ных устойчивых блоков вдоль поверхно-
сти отслоения, обычно связанной с со-
лью (Pilcher, 2014 [8]). Некоторые участки 
УВ-системы Норфлет являются одним из 
наиболее ярких примеров такой ремоби-
лизации и формирования мега-олистоли-
тов. 

Аналогичные по тектоническому стро-
ению блоки в бассейнах Кванза и Нижний 
Конго в Анголе являются объектами успеш-
ных нефтепоисковых работ. Подошва оса-
дочного чехла (преимущественно мелово-
го возраста) залегает здесь на глубинах от 
6700 м на западной окраине и до 7600 м 
в средней части бассейна. При этом об-
щее тектоническое опускание, связанное 

6 Монополия национальной компании Пемекс на нефтяные активы была отменена под воздействием проблем в 
экономике страны в результате реформы в декабре 2013 г.

с ремобилизацией и соскальзыванием по 
квазижидкому слою солей, оценивалось от 
4400 до 5300 м (Tari, 2000 [9]). Отметив уже 
доказанную возможность сохранения хо-
роших фильтрационно-емкостных свойств 
(далее – ФЕС) свиты Норфлет на глуби-
нах, по крайней мере, до 8800 м, группа 
специалистов компании Хесс предложила 
модель погружения крупных блоков, отко-
ловшихся от мелового шельфа на глубины 
от 6100 м до более чем 11000 м (Pilcher, 
2014). Размер таких отдельных мега-олис-
толитов, по данным сейсморазведки, оце-
нивался так: мощность – от 575 до 1150 м, 
длина – от 2000 до 40000 м, ширина – от 
менее 2000 м до 15000 м. 

Размеры участков, где оксфорд-киме-
риджские породы были полностью отделе-
ны от выступа и друг от друга, менялись от 
15000 м до 20000 м по длине и от 1000 м 
до 5000 м по ширине (рис. 20).

 
Рисунок 20. Схема реконструкции блоков соскальзывания (мега-олистолитов) выступа 

Флориды
Цветом (на В) показаны глубины Норфлет:
оранжевый – 6100–6700 м;
желтый – 6700–7600 м;
зеленый – 7600–9500 м;
голубой – 9500–10400 м;
синий – 10400–11000 м.

Дополнительные обозначения:
AV – Долина Атуотер;
LR – Хребет Ллойда.

Перспективы сверхглубоких объ-
ектов на юге Мексиканского залива
В течение некоторого времени Мекси-

ка находилась в некоторой самоизоляции, 
работа иностранных компаний (за исклю-
чением сервисных) в нефтяном секторе 
была под полуофициальным запретом6. 
Открытые данные по геологии и палеогео-

графии были весьма скудными и, как пра-
вило, ограничивались диссертационными 
работами. Начиная с 2014 г., во многом 
из-за падения цен на УВ-сырье, эта ситу-
ация стала меняться (Lajous, 2015 [10]). 
В декабре 2018 г. лицензирование было 
приостановлено в связи с пересмотром 
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внешней политики и сменой общего курса 
правительства в этой области. 

В это время Техасский университет  
г. Остин (UT) установил прочные академи-
ческие связи как с Национальным универ-
ситетом Мехико, так и с государственной 
монополией – компанией ПЕМЕКС. Одним 
из результатов этого сотрудничества стал 
проект PLATES, в котором рассматрива-
лись вопросы палеогеографии и рекон-
струкции мезозоя Мексиканского залива 
(от 240 до 140 млн лет) (University of Texas, 
2020 [11]). Особую ценность представляла 
собранная по более чем 2500 публикаци-
ям база данных, включавшая различные 
карты, разрезы и первичную информацию 
по образцам керна и пластовых флюидов 
(Snedden, 2020 [12]).

На побережье п-ова Юкатан возраст-
ным и литофациальным эквивалентом 
продуктивных пластов Норфлет являют-
ся песчаные отложения свиты Бакарб  
(рис. 21). В них обнаружены, по крайней 
мере, 2 крупных месторождения: нефтя-
ные залежи Эк и Балам, объединенные в 
структуру Эк-Балам, и Лам. Текстурные и 
петрофизические характеристики коллек-
торов, по данным керна, удивительно по-
хожи на породы свиты Норфлет (табл. 1). 
Глубины залегания кровли продуктивных 
пластов не превышают 4800 м, а макси-
мальные глубины – 5200 м, однако даже 
для таких «средних» значений отмечались 
удивительно высокие значения ФЕС. Это 
позволило обосновать высокую вероят-
ность сохранения коллекторских свойств 
и для более погруженных участков, распо-

ложенных за кромкой выступа Кампече, с 
предполагаемой кровлей песчаных эоло-
вых комплексов до 7200 м.

Мощность песчаных разностей свиты 
Бакарб меняется от 52 м до почти 245 м, 
основная часть представлена консолиди-
рованными средне- и мелкозернистыми 
раз ностями преимущественно кварцевого 
состава. Также отмечается низкое содер-
жание глин, общая пористость от 19 до 
35% и проницаемость до 578 мД. Для 
других песчано-глинистых разрезов мезо-
зоя этой провинции уплотнение и диаге не-
тичес кие изменения приводят к снижению 
по ристости до 9–13% при глубинах, уже 
приб лижающихся к 4500 м (Snedden, 2020 
[12]).

На сохранении первичной пористос-
ти Бакарб, как и в случае с песчаниками 
Норфлет, вероятно, положительно сказы-
вается присутствие в основании разреза 
слоя солей. Пониженные градиенты пла-
стовых температур также приводят к сме-
щению на большие глубины «нефтяного 
окна» генерации УВ. Особо отмечались и 
важные различия: отсутствие ярко выра-
женных хлоритовых покрытий грубообло-
мочной части и отсутствие блоков сполза-
ния (мега-олистолитов), описанных возле 
выступа Флориды (Pilcher, 2014 [7]).

Такие эоловые комплексы, связанные 
с карбонатным побережьем и шельфом, 
представляют особый интерес при оценке 
перспектив нефтегазоносности больших 
глубин даже в случаях, когда их развитие 
ещё не подтверждено бурением. 

Рисунок 21. Палеогеографические обстановки южной части залива на время накопления 
свиты Бакарб (оксфорд, 165 млн лет) и её аналогов
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Таблица 1. Петрофизические свойства песчаных коллекторов свиты Бакарб м. Эк-Балам  
(по Snedden, 2020 [12])

Характеристики залежей
Распределение свойств

Р10 Р50 Р90
Залежь Балам
Мощность, м 144 104 67
Пористость, % 35 27 22
Проницаемость, мД 578 317 145
Объем глинистой компоненты, % 12 10 8
Залежь Эк
Мощность, м 120 74 52
Пористость, % 27 24 21
Проницаемость, мД 578 420 210
Объём глинистой компоненты, % 11 9 7
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ҮЛКЕН ТЕРЕҢДІКТЕГІ МҰНАЙ. МЕКСИКА ШЫҒАНАҒЫНЫҢ 
НОРФЛЕТ ШӨГІНДІЛЕРІЛЕРІНДЕ ҚАЛЫПТАСҚАН ОФФШОРЛЫҚ 

КЕН-ОРЫНДАР. ИГЕРУ ТАРИХЫ МЕН БОЛАШАҒЫ
К.О. Исказиев, П.Е. Сынгаевский, С.Ф. Хафизов

Мексика шығанағы Норфлет тастопшасының тереңінде қалыптасқан теңіз 
кенорындары туралы мақаланың екінші бөлігінде кеңауқымды геологиялық барлау 
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жобасын жүзеге асыру тарихы қарастырылған. Сонымен қатар, Шелл компаниясы 
күшімен жасалған кенорындарды игеру жобасы да баяндалған.

Бұл мақалада Аппоматокс кенорнының ашылу тарихына толығырақ тоқталып, 
бұл кенорнын ашу аталған жоба тарихында басты орын алып, терең суасты барлау 
жұмыстарында бұрынсоңды болмаған жоғары тереңдікте қалыптасқан перспективті 
беткейлерге көшудің себепшісі болды (жалпы тереңдігі 10 кмден асады).

Мақаланың қорытынды бөлімінде Мексика шығанағындағы Норфлет тастопшасы 
шөгінділерінің перспективті нысандарына геологиялық барлау жұмыстарын одан әрі 
жалғастыру келешегі қарастырылған.

Түйінсөздер: Мексика бұғазы, Норфлет  тастопшасы, Аппоматокстің ашылуы, 
эолдық тау жыныстары, тереңдегі ойнауқаттар.

DEEP OIL. OFFSHORE FIELDS IN THE GULF OF MEXICO IN THE 
NORFLET FORMATION. DEVELOPMENT HISTORY AND PROSPECTS

K.O. Iskaziev, P.E. Syngaevsky, S.F. Khafizov
The second part of the article on deepwater deposits in the Norflet formation in the Gulf 

of Mexico discusses the history of discoveries as a result of the implementation of the largest 
geological exploration project as well as the project for the development of discovered fields 
implemented by Shell.

The history of the Appomattox field discovery is discussed in more detail. This discovery 
played a key role in the entire history of this project, becoming the trigger for the transition to 
an unprecedented pace of exploration for ultra–deep horizons in ultradeep water (in total – 
over 10 km).

Prospects for further E&A activity for Norflet formation in the Gulf of Mexico considered in 
the final part.

Key words: Gulf of Mexico, Norflet formation, Appomattox discovery, aeolian, ultradeep 
deposits.
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СЕЙСМОРАЗВЕДКИ ИННОВАЦИОННЫМИ СПОСОБАМИ НА ТЕРРИТОРИИ РЕСПУБЛИКИ КАЗАХСТАН

УДК 550.834.05(550.8.053)

ПРОГНОЗ НЕФТЕГАЗОНАСЫЩЕНИЯ РАЗРЕЗА ПО РЕЗУЛЬТАТАМ 
ИНТЕРПРЕТАЦИИ МАТЕРИАЛОВ СЕЙСМОРАЗВЕДКИ 
ИННОВАЦИОННЫМИ СПОСОБАМИ НА ТЕРРИТОРИИ  
РЕСПУБЛИКИ КАЗАХСТАН

Н.В. Амельченко,  Д.М. Соболев , В.П. Котов, С.М. Калиев

Сейсмоакустический энтропийный анализ (САЭанализ) и метод частотных 
композиций (МЧК) – способы сейсмической разведки, ориентированные на реше
ние задач прямых поисков углеводородов по результатам сейсморазведки на перс
пективных площадях. В обоих методах в качестве поискового критерия исполь зуется 
сейсмоакустический отклик углеводородной залежи при взаимо действии с фронтом 
падающих волн. В результате динамической обработки и статистического анализа 
спектральных характеристик волнового поля определяется местоположение залежи. 
В статье приведены результаты прогноза нефтенасыщения способами МЧК и САЭ 
на территории Республики Казахстан. 

Ключевые слова: энтропийный анализ, метод частотных композиций, прогноз 
нефтегазонасыщения.

Основная часть
Прямое прогнозирование нефтегазо-

насыщения разреза и площади развития 
залежи углеводородов (далее – УВ) спо-
собами сейсмоакустического энтропийно-
го анализа (далее – САЭ-анализ, САЭ) и 
методом частотных композиций (далее –  
МЧК), выполняемое при переинтерпре-
тации материалов сейсморазведки мето-
дом общей глубинной точки (МОГТ)-2D и 
МОГТ-3D, внедряется в Казахстане с де-
кабря 2012 г. [1]. Способы прогноза насы-
щения УВ, разработанные саратовскими 
специалистами, защищены патентами РФ 
и успешно применяются в нефтегазонос-
ных районах России [8, 11].

Высокая эффективность поисковых 
работ достигается выбором местополо-
жения, перспективных горизонтов и глу-
бин скважин по результатам комплексно-
го анализа материалов сейсморазведки 
МОГТ-2D, МОГТ-3D и результатов прогно-
за нефтегазонасыщения разреза спосо-
бами САЭ-анализа и МЧК. Предлагаемые 
способы хорошо зарекомендовали себя 
при прогнозе нефтегазонасыщения в раз-
личных сейсмогеологических условиях 
большинства регионов России (>20 лет) и 
Республики Казахстан (площадь Тастобе, 
2013 г., м. Каражанбас Северный, 2016 г.) 
[1, 4]. 

За прошедший период новая техноло-
гия прямого прогноза УВ способом САЭ- 
анализа была апробирована в трёх гео-
структурных зонах нефтегазонакопления: 

Жетыбай – Узеньская ступень Южно-Ман-
гышлакского прогиба (площадь Тастобе), 
Бузачинский свод (м. Каражанбас Север-
ный, Северо-Восточный блок – совместно 
с МЧК) и Мойымкумский прогиб Шу-Сары-
суйской впадины (площадь Жардай). 

С помощью сейсморазведки МОГТ 
стало возможным получать информацию 
о строении отложений на большой глубине 
разреза и осуществлять подготовку глубо-
козалегающих структур к поисковому бу-
рению. Этаж нефтегазоносности на п-ове 
Мангышлак включает отложения от палео-
гена до палеозойских пород (табл. 1).

Установленные залежи УВ простого 
и сложного строения приурочены к тер-
ригенным и карбонатным отложениям 
плат форменного чехла и терригенным, 
вулка ногенно-терригенным, вулканоген-
но-карбонатным, вулканогенно-доломи-
товым отложениям среднего триаса, кар-
бонатно-терригенным породам нижнего 
триаса, а также в гранитах палеозойского 
возраста (м. Оймаша). Толщина продуктив-
ных отложений по разведанным площадям 
варьируется примерно от 200 до 750 м, а 
глубины залегания продуктивных отложе-
ний в основном от 1000 до 3100–5000 м. 
Залежи УВ сконцентрированы в юрско-ме-
ловых отложениях в коллекторах порового 
типа, а в глубокозалегающем доюрском 
разрезе в коллекторах каверно-порового, 
порово-трещинного и трещинного типов, 
развитых в карбонатных и туфогенных 
(м. Оймаша) разностях [3].
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Южно-Мангышлакский прогиб разде-
лен геоструктурными элементами второго 
порядка на тектонические ступени, де-
прессии, седловины. На северном борту 
прогиба выделена Жетыбай-Узеньская 
тектоническая ступень. В платформен-
ных отложениях Жетыбай-Узеньской тек-
тонической ступени локальные поднятия 
группируются с севера на юг в 3 антикли-
нальные линии: Узень-Карамандыбасская, 
Жетыбайская и Тенге-Тасбулатская. На 
западном окончании первой антиклиналь-
ной линии локализованы м. Айрантакыр, 
Шалва, Асар. Ближайшие месторождения 
второй антиклинальной линии – Жетыбай 
и Шинжир.

По результатам сейсморазведки 
МОГТ-3D на территории между м. Же-
тыбай, Шалва и Асар в юрско-триасовом 
разрезе выявлены локальные поднятия 
Западная, Бериш и Тастобе.

На структурных картах, составленных 
по материалам сейсморазведки (2011 г.), 
показано, что малоамплитудные поднятия 
Западная, Бериш и Тастобе выявлены в 
непосредственной близости от северного 
крыла м. Жетыбай и отделяются от него 
узким прогибом (рис. 1).

Западное погружение Асарской струк-
туры протяженностью 3 км через неглубо-
кую седловину переходит в Тастобинскую 
структурную террасу. Тастобинская струк-
тура также имеет западное погружение, 
протягивающееся на 2 км. Тастобе рассма-
триваем как структурное осложнение на 
дальнем погружении западной периклина-
ли Асарского поднятия. Поднятие Тастобе 
на западе отделено прогибом от структуры 
Бериш (рис. 1). Пробуренная скв. № 1 рас-
положена в присводовой части структуры.

Высокие перспективы нефтегазонос-
ности юрских отложений района м. Асар, 

Шалва, Жетыбай подтверждены также 
результатами опробования скв. № 1 – Тас-
тобе, где из пластов-коллекторов интер-
валов 2141–2143 м, 2151–2156 м (Ю – IX 
горизонт) получили приток нефти дебитом 
10,2 м3/сут.

Вторая скв. № 5 закладывалась к се-
веру от скв. № 1 на более высоких гипсоме-
трических отметках поднятия, выделенного 
по результатам сейсморазведки МОГТ-3D. 
Результаты бурения скв. № 5 показали, что 
юрские отложения оказались вскрытыми 
на более низких гипсометрических отмет-
ках, чем показаны на структурных картах. 
В скв. № 5 юрские пласты-коллекторы, по 
результатам ГИС и опробования аналога 
продуктивных пластов скв. № 1, оказа-
лись водонасыщенными, что полностью 
подтверждают результаты оперативного 
анализа прогноза нефтегазонасыщения, 
выполненного по результатам САЭ-анали-
за (рис. 1, 2).

Таким образом, на площади Тастобе 
зона нефтегазонасыщения подтверждена 
бурением скв. № 5.

На нефтяном м. Северный Каражан-
бас была выполнена работа по изучению 
области распространения нефтенасыщен-
ных коллекторов в отложениях средней 
юры. Продуктивный пласт А представлен 
песчаником предположительно батского 
возраста. Продуктивный пласт перекры-
вается меловыми отложениями готерив-
ских глин мощностью 50–70 м, несоглас-
но залегающих на размытой поверхности 
средней юры. На основании структурных 
построений сейсморазведки МОГТ-2D и 
испытаний в скважинах установлено, что 
залежь пластовая, сводовая, тектонически 
экранированная, приурочена к тектониче-
ским блокам IV и V (рис. 3).
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Рисунок 1. Площадь Тастобе. Структурная карта по горизонту Ю-X

Рисунок 2. Площадь Тастобе. Прогноз площади нефтегазонасыщения юрских отложений  
по способу САЭ-анализа (Соболев Д.М., 2013 г.)
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Рисунок 3. Северный Каражанбас. Схема сейсмических профилей

При выполнении работ в качестве ба-
зовых данных использовались волновые 
поля временных разрезов по профилям 1, 
2, 3 и 6 во временном масштабе. Анализ 
нефтепродуктивности разреза выполнял-
ся двумя методами, основанными на ре-
шении обратной задачи сейсморазведки 
путём анализа частотно-динамических ха-
рактеристик волновых полей восходящих 
волн: первый – САЭ, второй – МЧК.

В основе обоих методов лежит прин-
цип, предложенный академиком М.А. Са-
довским, о блочно-иерархическом строе-
нии геологической среды [5, 6]. Нефтяные, 
газовые и газоконденсатные месторожде-
ния по морфологическим, литологическим 
и петрофизическим признакам рассмат-
риваются как аномальные объекты, отли-
чающиеся от вмещающих толщ по мно-
гочисленным параметрам: изменениям 
вещественного состава, плотности, порис-
тости, пластовых и интервальных скоро-
стей. Для обнаружения влияния этих фак-
торов на сейсмические поля отражённых 
волн используются физические характе-
ристики, генетически связанные с зале-
жью. 

На основании опытов, проделанных 
на физических моделях и в реальной гео-

логической среде, установлено, что неф-
тегазонасыщенный пласт-коллектор вы-
зывает трансформацию волнового поля 
отражённых Р-волн [6, 7]. Наиболее ярко 
этот эффект трансформации проявляется 
при рассмотрении спектральных плотнос-
тей сейсмических сигналов.

Изменения спектральных характери-
стик амплитуд были зафиксированы при 
исследованиях воздействия вибросейсми-
ческим источником с дневной поверхнос-
ти на продуктивный пласт на следующих 
месторождениях: Мортымья-Тетеревское, 
Мордово-Кармальское, Правдинское, Су-
торминское, Советское и Ярино-Камен-
ноложское [7]. В результате проведённых 
исследований авторы делают вывод, что 
на собственных частотах нефтяных зале-
жей возникают сейсмические резонансы 
как в терригенных коллекторах (рис. 4), так 
и в карбонатных (рис. 5) [7]. Несмотря на 
различия, для всех типов низкочастотного 
эмиссионного отклика нефтегазонасыщен-
ным пластам свойственен дискретный ха-
рактер сейсмической люминесценции, что 
выделяет их среди вмещающих пластов 
плотных глин, для которых эмиссионный 
отклик имеет сплошной спектр.
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Рисунок 4. Изменение спектральной плотности сейсмической эмиссии продуктивного 
терригенного пласта [7]

Рисунок 5. Изменение спектральной плотности сейсмической эмиссии продуктивного 
карбонатного пласта [7]

Дискретный спектр сейсмической лю-
минесценции однозначно показывает, что 
нефтегазопродуктивные пласты являются 
колебательными системами с сосредото-
ченными параметрами, представленными 
совокупностью связанных осцилляторов. 
Такое представление соответствует из-
вестной модели блочно-иерархического 
строения массива горных пород, предло-
женной М. А. Садовским [5].

В условиях отсутствия в разрезе неф-
тегазовых залежей данный феномен не 
имеет места. Таким образом, возникнове-
ние эффекта сейсмической люминесцен-
ции в волновом сейсмическом поле может 
использоваться как поисковый признак 
углеводородных залежей. 

Для обнаружения в сейсмическом 
волновом поле восходящих волн при-
знаков нефтегазовых залежей (далее – 

НГЗ) был разработан комплекс программ 
динамической обработки (патент РФ  
№ 2396575) [8]. Граф обработки предусма-
тривает анализ распределения амплитуд 
волнового поля в полосе частот спектра 
сейсмической записи.

Последовательность основных этапов 
обработки включает:

• вычитание когерентных волн;
• расчёт амплитудно-частотных де-

композиций;
• анализ амплитудно-частотных де-

композиций; 
• выделение участков высокоам-

плитудных модуляций;
• принятие решения о продуктивно-

сти выделенного объекта. 
На профилях изучаемой площади Се-

верный Каражанбас сейсмические поля 
временных разрезов имеют высокое ка-
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чество обработки. Частотный диапазон 
сигналов составляет 15–90 Гц (рис. 6).

В верхней части временных разрезов 
выделяется ряд отражающих горизонтов: 
IIal – кровля альбских отложений, IIa – 
кровля аптских отложений, II – кровля не-
окомских отложений, IIIа – горизонт внутри 
неокомских отложений, III – подошва нео-
комских отложений, IV – горизонт внутри 
юрских отложений, V – подошва юрских от-
ложений. Нефтенасыщенные коллекторы 
средней юры расположены в интервале 
времени Т0 = 550–650 мс.

На границах смены литологии за счёт 
значительного изменения акустических 
жёсткостей формируются высокоампли-
тудные отражения, «затеняющие» дина-
мическую выразительность продуктивных 
внутриформационных интервалов волно-

вого поля, являющихся объектом изуче-
ния. Для снижения уровня амплитуд от-
ражённых волн применялось когерентное 
вычитание. В результате вычитания дости-
гается значительное ослабление домини-
рующих высокоамплитудных отражений, 
при этом в целевом интервале повыша-
ется разрешённость и динамическая вы-
раженность отражённых сигналов малой 
амплитуды. 

После вычитания когерентных волн 
рассчитывались частотные декомпозиции 
волновых полей для дискретных значений 
частоты. По совокупности частотных де-
композиций в каждой точке вычислялась 
дисперсия, или энтропия, Шеннона [9, 10]. 
Полученная матрица дисперсий в плоскос-
ти волнового поля количественно характе-
ризует поисковый признак УВ.

Рисунок 6. Исходный временной разрез по профилю 6

Местоположение максимальных зна-
чений дисперсии в координатах рассма-
триваемых временных разрезов локали-
зуется в сегменте, соответствующем 

про дук тивным интервалам отложений 
сред  ней юры, вскрытых скв. № 13, 17, 20, 
21.
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Таким образом, были получены харак-
теристики локализации нефтяных залежей 
в плоскости временных разрезов. На про-
филях 3 и 6 местоположению неф тяной 
залежи в верхней части разреза (рис. 7) 
соответствует участок максимальных зна-
чений центрированных амплитуд в ин-
тервале времени Т0 = 600–630 мс. Вдоль 
линии профиля аномальная зона располо-

жена в интервале общих глубинных точек 
2140–2575. На секущих профилях 1, 2 и 
3 получены аналогичные аномалии, кото-
рые согласуются по времени Т0 и по рас-
считанным значениям амплитуд с шестым 
профилем. Полученный результат соответ-
ствует результатам испытаний в продук-
тивных скв. № 13, 17, 20 и 21.

Рисунок 7. Результат динамической обработки по профилям 3 и 6, полученный МЧК
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Изучение области распространения 
нефтенасыщенных коллекторов в отложе-
ниях средней юры выполнено также спо-
собом САЭ. Данный способ предполагает 
выделение аномальных участков волново-
го поля, возникающих при взаимодействии 
фронта падающих волн с углеводородным 
флюидом, с использованием алгоритма 
расчета энтропии Шеннона по совокупнос-

ти распределения амплитуд частотных де-
композиций в диапазоне спектра сейсми-
ческого волнового поля. 

Результаты САЭ анализа и МЧК в це-
лом совпадают. На профилях 3 и 6 выде-
ляется аномальная зона в верхней части 
разреза, соответствующая нефтенасыщен-
ным среднеюрским отложениям (рис. 8). 

Рисунок 8. Результат динамической обработки по профилям 3 и 6,полученный методом САЭ
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Наибольший интерес, по мнению ав-
торов [4], представляет сегмент временно-
го разреза шестого профиля на времени 
Т0 = 2400–2600 мс в окрестности пересе-
чения с профилем 3. Как видно из резуль-
татов обработки двумя независимыми спо-
собами, выделенный аномальный участок 
приурочен к отложениям предположитель-
но палеозойского возраста. Протяжён-
ность прогнозируемой залежи по профилю 
3 составляет 2,6 км и по профилю 6 соот-
ветственно 4,4 км. Предположительно глу-
бина прогнозируемого палеозойского объ-
екта может составлять 3300–3700 м. 

По результатам динамической обра-
ботки по четырём профилям построены 
контуры нефтегазопродуктивности уч. Се-
верный Каражанбас для месторождения 
нефти в среднеюрских отложениях и для 
прогнозируемого объекта в отложениях 
предположительно палеозойского возрас-
та (рис. 9). Площадь нефтенасыщения 

плас та А составляет 11,3 км². Площадь 
прогно зируемого палеозойского объекта 
сос тав ляет 10,5 км².

Для оценки перспектив нефтегазо-
продуктивности палеозойского осадоч-
ного комплекса в интервале глубин  
3300–3700 м на северо-восточном и 
юго-западном блоках м. Северный Кара-
жанбас можно использовать уже имею-
щиеся результаты сейсморазведки как 
2D, так и 3D съёмки. Такого вида работы 
позволят получить существенный прирост 
информации о НГЗ в отложениях палеозоя 
на этой площади.

Таким образом, впервые на террито-
рии п-ова Бузачи получен прогноз наличия 
залежи УВ в палеозойской толще. Прогно-
зируемый этаж нефтегазоносности в па-
леозойской толще может иметь большие 
перспективы для всего района п-ова Буза-
чи в плане постановки поисковых работ и 
эксплуатации новых месторождений.

Рисунок 9. Схема развития нефтегазоносности на пл. Северный Каражанбас
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В составе Тениз-Шуйской газоносной 
провинции выделяется Шу-Сарысуйская 
газоносная область. Региональными газо-
носными комплексами в Шу-Сарысуйской 
газоносной области являются терриген-
но-галогенные отложения верхнего дево-
на – нижнего карбона (фаменский – ниж-
нетурнейский), терригенно-карбонатные 
отложения нижнего карбона (верхнетур-
нейский, нижневизейский, серпуховский) 
и терригенные подсоленосные отложения 
нижней перми.

Месторождения газа приурочены к 
брахиантиклиналям, осложнённым разло-
мами. Залежи пластовые сводовые, текто-
нически экранированные.

Новые открытия залежей УВ связыва-
ются преимущественно со сложнопостро-
енными структурами, которые могут вы-
деляться по результатам сейсморазведки 
МОГТ-3D. 

На примере м. Каражанбас Северный 
показано высокое соответствие прогноза 
насыщения разреза способами САЭ-ана-
лиза и МЧК. Объективные обстоятельства 
позволяют в настоящее время рекомендо-
вать проведение прогноза нефтегазонасы-
щения на территории Республики Казах-
стан только способом МЧК. 

Прогноз нефтегазонасыщения спосо-
бом МЧК осуществляется на участках сей-
сморазведочных работ МОГТ-2D. Районы 
с уверенным прогнозом нефтегазонасы-
щения разреза, составленного после пе-
реинтерпретации материалов сейсмораз-
ведки способом МЧК, обосновываются для 
проведения сейсморазведки МОГТ-3D.

В качестве примера целесообразно-
сти рекомендуемого метода прогноза неф-
тегазонасыщения приводим результаты 
оперативного анализа двух сейсмопрофи-
лей через пл. Жардай, выполненных спо-
собом САЭ-анализа (рис. 10).

Рисунок 10. Барханная – Жардай. Структурная карта по поверхности турнейских отложений 
(ОГ С1t), 2014 г.
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Рисунок 11. Жардай. Поле расчетных значений САЭ в плоскости разреза МОГТ-2D  
профиля 201010

– проявление нефтегазобезопасности высокой дебитности и достоверности;

– зоны нефтегазоносных интервалов пониженной дебитности залежей;

– области признаков флюидонасыщенности в зонах их рассеивания;

– области проявления обводнения в зонах нефтегазовых залежей;

– обычные области проявления обводнения пород в разрезе;

– интервалы отсутствия признаков нефтегазонасыщенности.
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Рисунок 12. Жардай. Поле расчетных значений САЭ в плоскости временного разреза  
МОГТ-2D профиля 21007

На участке Жардай уверенно фикси-
руется регионально газонасыщенная тол-
ща верхнедевонско-каменноугольного воз-
раста и весьма скромные оценки прогноза 
скоплений УВ в нижней части палеозой-
ского разреза (рис. 11, 12). Такой прогноз 
насыщения разреза УВ подтверждается 
бурением поисковой скважины на Султан-
кудуке Западный (проектный забой сква-
жины 5000 м).

Результаты прогноза нефтегазонасы-
щения разреза инновационными способа-
ми в нефтегазоносных областях Казахста-
на убеждают в необходимости проведения 
переинтерпретации сейсморазведочных 
работ МОГТ для прогноза нефтегазона-
сыщения проектного разреза при разве-
дочных работах на площадях по поиску и 
оценке залежей нефти и газа. 
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ҚАЗАҚСТАН РЕСПУБЛИКАСЫ АУМАҒЫНДА СЕЙСМИКАЛЫҚ 
БАРЛАУ ҚҰЖАТТАРЫН ИННОВАЦИЯЛЫҚ ӘДІСТЕРМЕН ӨҢДЕУ 

АРҚЫЛЫ ҚОЙНАУҚАТТАРДЫҢ МҰНАЙМЕН  
ҚАНЫҚТЫЛЫҒЫН БОЛЖАУ

Н.В.Амельченко,  Д.М. Соболев , В.П.Котов, С.М.Қалиев
Сейсмоакустикалық энтропиялық талдау (САЭталдау) мен композициялық жиілік 

(МЧК) әдістері – перспективті алаңдарда сейсмикалық барлау нәтижелері бойынша 
көмірсутектерді тікелей әдістермен іздестіру талаптарын шешуге арналған 
сейсмикалық барлау тәсілдері болып табылады. Екі әдістеде іздеу көрсеткіші ретінде 
көмірсутек кенорнымен әрекеттескен құламатолқындардың алдыңғы шебінде 
сейсмикаакустикалық толқындардың қайту құбылыстары қолданылады. Толқындық 
өрістің спектрлік сипаттамаларын динамикалық өңдеу мен статистикалық талдау 
нәтижесінде кенорнының орналасқан жері анықталады. Мақалада Қазақстан 
Республикасының аумағында МЧК және САЭ тәсілдерімен қойнауқаттардың мұнайға 
қанығу болжамының нәтижелері келтірілген.

Түйінсөздер: энтропиялық талдау, жиілік композицияларының әдісі, мұнаймен 
қанығу болжамы.

FORECASTING OIL AND GAS SATURATION OF THE SECTION BASED 
ON THE RESULTS OF SEISMIC SURVEY INTERPRETATION  

USING INNOVATIVE METHODS ON THE TERRITORY  
OF THE REPUBLIC OF KAZAKHSTAN

N.V. Amelchenko,  D.M. Sobolev , V.P. Kotov, S.M. Kaliev
Seismoacoustic entropy analysis – (SAEanalysis) and the method of frequency 

compositions – (MFC) are methods of seismic exploration aimed at solving problems of direct 
search for hydrocarbons based on the results of seismic exploration in promising areas. Both 
methods use the seismoacoustic response of a hydrocarbon deposit when interacting with the 
incident wave front as a search criterion. The location of the deposit is determined through 
dynamic processing and statistical analysis of the spectral characteristics of the wave field. 
The article presents the results of the forecast of oil saturation by the methods of MFC and 
SAEanalysis on the territory of Kazakhstan. 

Keywords: entropy analysis, frequency composition method, oil and gas saturation 
forecast.
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Статья освещает один из методов увеличения нефтеотдачи пласта, опыт 
его применения, включая мировой, и проектирование разработки (с применением 
геологогидродинамической модели) с обустройством опытного участка с учетом 
особенностей метода. В статье будет подробно рассмотрен опыт применения 
метода на месторождении К.
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Увеличение потребности в энергии и 
связанные с этим экологические проблемы 
вызвали рост интереса к методам повыше-
ния нефтеотдачи пласта. Поэтому были 
проведены серьезные исследования, пос-
вященные выяснению вклада этих мето-
дов в увеличение мировой добычи нефти. 
Сегодня термические методы увеличения 
нефтеотдачи, помимо методов заводне-
ния, рассматриваются как единственная 
реализуемая на промышленном уровне 
альтернатива.

Одним из таких методов является ме-
тод внутрипластового горения, которому 
посвящена данная статья.

Сущность внутрипластового горения 
(далее – ВПГ) – создание, поддержание и 
перемещение в нефтяном пласте фронта 
горения или высокотемпературной зоны, 
тепло в которой образуется за счет экзо-
термических окислительных реакций меж-
ду частью пластовой нефти и кислородом 
воздуха. При этом используется энергия, 
получаемая при сжигании тяжелых фрак-
ций нефти (кокса), которые и поддержива-
ют горение.

Процесс начинают с инициирования 
горения в нагнетательной скважине с помо-
щью различных нагревательных устройств: 
газовых горелок, электронагревателей и 
т.п. После воспламенения пласта перехо-
дят к закачке в нагнетательную скважину 
воздуха для поддержания и продвижения к 
добывающим скважинам фронта горения.

Добавление воды (непрерывно или 
циклами) при определенном соотношении 
улучшает эффективность теплопереноса 
в пласте. Данная модификация ВПГ носит 
название «влажное внутрипластовое го-
рение» (далее – ВВГ). В итоге образуются 
обширные зоны прогрева в виде зон пара и 
горячей воды. Значения водо-воздушного 

отношения (ВВО) при котором происходит 
перенос из области фронта горения в об-
ласть впереди него находится в диапазоне 
0,001-0,005 м3/м3.

Опыт внедрения внутрипластового  
горения на м. К
Добыча нефти на месторождении на-

чалась в 1980 г. Инициирование горения 
осуществлялось электронагревателями 
мощностью 24 кВт.

Процесс испытания внутрипласто-
вого горения осуществлялся на участке, 
включавшем 3 блока. Согласно проектно-
му документу, разработка данного участка 
пре дусматривалась методом внутрипла-
стового горения в сочетании с заводнени-
ем ВВГ на блоках 1, 2; разработка на блоке 
3 велась методом «сухого» ВПГ.

Побочные эффекты от применения  
ВПГ
Основные трудности при реализа-

ции ВПГ связаны с образованием стойких 
эмульсий, прорывом газов горения и воз-
духа в добывающие скважины и коррозией 
подземного и наземного оборудования.

Анализ выполненных КРС показал, 
что ремонты в основном связаны с вос-
становлением работоспособности нагне-
тательного фонда скважин. Причинами, 
непосредственно влиявшими на работу 
фонда, стали высокие температуры в про-
цессе инициирования горения, вследствие 
чего происходило обгорание оборудова-
ния и смятие эксплуатационной колонны.

Основными причинами (более 60%) 
ремонтов в добывающих скважинах стал 
высокий вынос песка, что не было вызвано 
непосредственно применением ВПГ.
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Другим отрицательным моментом при 
ВПГ является процесс низкотемпературно-
го окисления нефти в пласте [1–3]:

• после прохождения низкотемпе-
ратурной тепловой волны в пласте оста-
ются значительные – до 50% – количества 
нефти в виде неподвижного коксоподобно-
го остатка;

• при низкотемпературном окис-
лении нефти происходит значительное 
увеличение ее вязкости и образование 
стойких эмульсий, а также загудронивание 
пласта.

На м. К процесс низкотемпературно-
го окисления на значительной площади 
промысла ВВГ был вызван значительным 
отставанием темпов нагнетания воздуха. 
Кроме того, по ряду скважин в разное вре-
мя по техническим причинам допускались 
длительные перерывы или значительные 
ограничения в нагнетании окислителя по-
сле инициирования горения, а последую-
щий запуск проводился без повторного 
инициирования. Помимо вышеуказанных 
причин, по ряду скважин были закачаны 

значительные объемы окислителя до соз-
дания процесса ВПГ.

Не менее важная проблема при ВПГ –  
нейтрализация газов горения. При реали-
зации процесса ВПГ из добывающих сква-
жин вместе с жидкостью извлекается боль-
шое количество газообразных продуктов. В 
их состав, помимо азота (N2), остаточного 
кислорода (О2) и двуокиси углерода (CO2), 
могут также входить продукты термическо-
го крекинга нефти, такие как окись углеро-
да (СО), двуокись серы (SO2), сероводород 
(H2S) и другие токсические вещества.

Основными загрязнителями окружа-
ющей среды при ВПГ являются углеводо-
роды (далее – УВ) и окислы азота. Источ-
никами выбросов на промысле являются 
скважины, оборудование площадок груп-
повых замерных установок (далее – ГЗУ), 
насосы, емкости хранения и резервуары.

Состав попутного газа в первые 6–10 
мес эксплуатации характеризовался со-
держанием компонентов, приведенным в 
табл. 1. В дальнейшем отмечалось сниже-
ние содержания углеводородов на 10% и 
увеличение доли азота.

Таблица 1. Компонентный состав попутного газа на пилотном участке

Наименование  
компонента

Содержание, % моль

Первые 6-10 мес До 3-х лет  
эксплуатации

Более 3-х лет  
эксплуатации

Двуокись углерода (CO2) 15 14,2 14
Кислород (О2) 1,2 2 2
Азот (N2) 48 58 68
Метан (CH4) 35 25 15,8
Окись углерода (CO) 0,8 0,8 0,77
Водород (Н2) 0,003 0,03

Анализ состава газов на пилотном 
участке показал, что состав газа неодно-
роден и по углеводородной составляющей 
колеблется в пределах 5–70%.

Из-за колебаний состава и расхода 
попутных технологических газов, а также с 
целью термического обезвреживания воз-
можных примесей H2S эти газы дожигались 
в факелах, которые были оборудованы 
при каждой ГЗУ. Из-за негорючести части 
попутных газов (низкого содержания УВ 
составляющей) для обеспечения горения 
факелов в них подавался природный газ 
[2].

Анализ зарубежного опыта показал 
наличие схожих проблем. Так, при анализе 
процесса ВПГ на площади Хорасаны м. Ба-
лаханы-Сабунчи-Раманы (Азербайджан) 

отмечалось, что поступающие в скважи-
ны из пласта газы горения снижали коэф-
фициент наполнения насосов и эффек-
тивность их работ. Прорывы газов были 
зафиксированы уже через 3–6 мес после 
инициирования горения. Подобные явле-
ния отмечались и при реализации процес-
са ВПГ на м. Павлова Гора (Россия), Бель-
вью, Санта-Валлей (США), Ллойдминстер 
(Канада) [1, 2].

Технологическая эффективность
Анализ процесса горения показал, что 

его влияние сказывается на работе практи-
чески всех окружающих добывающих сква-
жин. Реакция на процесс подтверждается 
наличием углекислого газа в продукции 
добывающих скважин.
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Еще одним признаком реакции сква-
жин на процесс горения является рост 
устьевых давлений по добывающим сква-
жинам. Они начинают реагировать на за-
качку воздуха ростом устьевых давлений 
в диапазоне 0,5–1,5 МПа через 1–1,5 мес 
после начала закачки воздуха в близле-
жащие нагнетательные скважины. При 
прорыве газообразных продуктов горения 
к забоям добывающих скважин устьевые 
давления возрастают до 3,0 МПа.

Процесс горения привел к росту со-
держания газообразных продуктов в до-
бываемой жидкости. До начала процесса 
содержание их по скважинам на 1 т добы-
той нефти не превышало 10 м3/т, влияние 
процесса привело к увеличению содержа-
ния до 50–250 м3/т и более. С ростом га-
зового фактора происходило постепенное 
изменение состава добываемого газа. 
Вместо нефтяного газа, представленно-
го в основном метаном, постепенно шло 
увеличение содержания углекислого газа 
и азота при снижении количества метана. 
Кислород, содержащийся в закачиваемом 
воздухе, почти полностью расходовался в 
процессах окисления нефти. Выход его в 
газообразных продуктах находился в пре-
делах 0–25%.

Анализ газа показал, что количество 
углекислого газа в начальный период тече-
ния процесса незначительно, что связано 
с его растворением в нефти. В последую-
щем количество углекислого газа возрос-
ло до 12–15%, что соответствует средним 
значениям, характерным для процесса 
внутрипластового горения, и состав газо-
образных продуктов горения стабилизиро-
вался. Присутствие углекислого газа, как 
правило, фиксировалось в тех скважинах, 
где на устье отмечалось повышение дав-
ления и увеличение газовоздушного фак-
тора.

Таким образом, 3 параметра – рост 
давления на устье скважин, увеличение 
газовоздушного фактора и появление в 
газообразной продукции углекислого газа 
– указывают на наличие процесса горения 
в пласте.

Проведенные исследования показа-
ли, что процесс ВПГ привел не только к 
увеличению дебита скважин, но и увеличе-
нию их продуктивности. Увеличение деби-
та и продуктивности реагирующих скважин 

может объясняться снижением вязкости 
пластовой нефти за счет ее прогрева и 
растворения в ней углекислого газа, со-
держащегося в продуктах горения, и уве-
личения работающей толщины пласта.

Так, увеличение начальной пласто-
вой температуры на 2–3°С уже ведет к 
снижению вязкости пластовой нефти на  
30–50 мПа*с. Увеличение же работаю-
щей толщины пласта подтверждается ма-
териалами исследования, проведенного 
методом потокометрии. Если для сква-
жин участка, не входивших в пилотные 
блоки, коэффициент охвата не превышал  
0,30 д. ед., то по реагирующим сква-
жинам пилотного участка он достигал 
0,4–0,55 д. ед. и выше. Наблюдался рост 
средних коэффициентов охвата по годам 
и, как следствие, увеличение реагирующих 
скважин в объеме исследованных сква жин 
(1985 г. – 0,31, 1986 г. – 0,37, 1987 г. – 0,41, 
1988 г. – 0,43 д. ед.). 

Следствием всего вышеперечислен-
ного стало увеличение средних дебитов 
нефти скважин в зоне реагирования до  
9 т/сут и более против 2–3 т/сут по сква-
жинам, расположенным вне зоны горения.

Анализ пластового давления по пло-
щади промысла показывал, что в районе, 
где сосредоточено значительное количе-
ство скважин, на которых реализуется про-
цесс ВПГ, образовалась зона с пластовым 
давлением, на 1–1,2 МПа меньшим, чем в 
краевых зонах.

Данное явление объясняется следую-
щими факторами:

• во-первых, газовая фаза (воздух) 
является мобильным, весьма подвижным 
агентом, быстро расходуемым через сеть 
добывающих скважин и в силу этого неспо-
собным эффективно поддерживать плас-
товое давление на уровне первоначально-
го;

• во-вторых, процесс горения ведет 
к накоплению тепла в пласте и снижению 
вязкости нефти, что при неизменном тем-
пе закачки воздуха приводит к снижению 
давления на устье нагнетательных сква-
жин (4,2–5,6 МПа против 3,6–4,6 МПа), а 
с ним и пластового давления в области ак-
тивного протекания процесса горения.

В табл. 2 приведены технологические 
показатели технологии ВПГ за весь период 
применения по блокам.
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Таблица 2. Технологические показатели по блокам промысла ВВГ

Участки Срок испыта-
ния, лет КИН, % Средняя 

ННТ, м

Баланс. 
запасы, 
тыс. т*

Годовой темп 
отбора от НИЗ, 

%
Обв.,%

ВГ (Б3) 13 20 6 1361 2–3 24–46

ВВГ (Б2) 14 32 10 1215 3–5 40–60

ВВГ (Б1) 15 40 9 2036 2–4 40–60
Обозначения: 
ВГ – внутрипластовое горение, 
ВВГ – влажное внутрипластовое горение, 
ННТ – неф тенасыщенная толщина
*для подсчета КИН запасы были взяты по контуру реагирующих скважин блоков (участков)

Анализ применения технологии ВПГ 
показал, что всего за 13–15 лет примене-
ния внутрипластового горения достигнута 
высокая степень выработки запасов (от 20 
до 40%).

По пилотному участку в среднем 70% 
текущей выработки приходится на период 
реализации технологии ВПГ (13–15 лет) и 
лишь 30% на последующий период закач-
ки воды (более 23 лет).

Мировой опыт применения внутри-
пластового горения
Метод внутрипластового горения по-

лучил довольно широкое распространение 

в мире как один из наиболее эффектив-
ных, но при этом довольно сложных мето-
дов добычи трудноизвлекаемых запасов 
нефти.

Ниже приведены краткие сведения о 
реализации технологии ВПГ на двух ме-
сторождениях, схожих по основным гео-
лого-физическим параметрам с м. К, на 
одном из которых технология ВПГ была 
реализована после закачки пара.

Для сравнения результатов реализа-
ции технологии ВПГ основные технологи-
ческие параметры были сведены в табл. 3.

Таблица 3. Технологические параметры наиболее известных работ по применению ВПГ
Параметр Мидвэй Сансет Хончиан м. К

Нобщ/Нэфф, м/м 150/39 8,2/6,4 26/9,5
Глубина залегания, м 640–820 525 250–500
Пористость, % 36 25 33
Начальная нефтенасыщенность, % 75 65 60-72
Проницаемость, мД 1575 676 500–1500
Пластовая температура, °С 52 23,9 27
Начальное пластовое давление, атм 59 27 39,5
Плотность, г/см3 0,97 0,939 0,94
Вязкость, сПз 110 9000–12000 300–541
Давление нагнетания, атм 50 30-50 50–60
Объем нагнетания на 1 скважину, м3/ч 1200 200–700
Водо-воздушное отношение, 10-3м3/м3 0 1–3
Конечная нефтеотдача пласта, % 45 52 до 40
Воздухонефтяной фактор, м3/м3 550 843

Поскольку на м. К применение техно-
логии началось на начальной стадии раз-
работки (высокая нефтенасыщенность, 
низкая обводненность), ниже будет под-
робно рассмотрен процесс применения 
технологии на пилотном участке м. Хончи-
ан, на котором применение технологии на-
чалось после применения паротеплового 
воздействия.

Месторождение Хончиан (Блок H1) 
расположено на территории района Синь-
цзян, Китайская Народная Республика. 
Блок H1 является примером успешной 
реа лизации ВПГ в качестве третичного 
метода увеличения нефтеотдачи после за-
качки пара [4].

Коллекторы приурочены к отложени-
ям юрского периода, представляют собой 
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слабосцементированный песчаник с пори-
стостью 0,25 и проницаемостью 0,72 мкм2. 
Глубина залегания пластов составляет  
550 м. Начальное пластовое давление –  
6,1 МПа, температура – 23°С. Эффек-
тивная нефтенасыщенная толщина сос-
тавляет 8,2 м. Коэффициент начальной 
нефтенасыщенности – 0,65 д. ед. Нефть 
месторождения тяжелая (0,94 г/см3) и вяз-
кая (9000–12000 мПа*с).

С 1991 г. разработка участка велась 
с применением паротепловых обработок 
(далее – ПТОС), после чего закачка пара 
начала осуществляться непрерывно. В 

1999 г. разработка стала нерентабельной 
из-за высокой обводненности, вследствие 
чего добыча на участке была прекращена. 
Нефтеотдача на конец применения ПТОС 
составила 0,26 д. ед. за счет перехода на 
постоянную закачку пара прирост КИН со-
ставил 0,05 д. ед.

В течение первых 6–10 мес происхо-
дило вытеснение вторичной воды газами 
горения, обводненность оставалась на 
прежнем уровне – ~99%. По мере продви-
жения нефтяного вала содержание воды 
падало и стабилизировалось на уровне 
70% [4].

Рисунок 1. Динамика дебита нефти и обводненности опытного участка ВПГ м. Хончиан

По состоянию на 01.01.2013 г. суточ-
ная добыча нефти на участке составляла 
49 т/сут (рис. 1), закачка воздуха по блоку – 
100 тыс. м3/сут, ВНО – 2200 м3/м3. На конец 
2017 г. КИН на участке опытно-промыш-
ленного испытания (далее – ОПИ) ВПГ 
сос тавил 0,52 д. ед. За 8 лет разработки 
методом ВПГ добыто 94 тыс. т. Ожидае-
мый КИН составляет 0,65 д. ед.

Месторождение Мидуэй Сансет 
(Блок 23) расположено на юге штата Ка-
лифорния, США. Данный проект подобно 
предыдущему является примером успеш-
ной реализации ВПГ в условиях наличия 
вторичной воды в пласте после закачки 
пара. Залежи приурочены к отложениям 
неогенового периода на глубине 450 м. 
Пластовая температура перед началом 
ОПИ составляла 43–54°С (элементы 154 

и 156), 93–149°С (элемент 153), давление 
на уровне 0,14 МПа. Пористость 32–35%. 
Проницаемость 500–2500 мД. Начальная 
нефтенасыщенность 0,50–0,70. На мо-
мент начала ОПИ нефтенасыщенность  
составляла 0,57–0,48, водонасыщенность –  
0,24–0,45. Плотность нефти – 0,992 г/см3, 
вязкость – 1630 мПа*с.

Участки скв. 154, 156 и 153 распо-
ложены обособленно друг от друга на 
участке Блок 23 и образуют пятиточечные 
элементы заводнения (рис. 2). Скважины 
бурились с учетом условий разработки 
термическими методами. Все 12 реагиру-
ющих скважин к моменту начала горения 
были подвержены неоднократным ПТОС. 
К моменту перевода скважин под закач-
ку воздуха КИН на участке составлял  
0,14 д. ед.
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Рисунок 2. Расположение опытных участков (элементов) на участке Блок 23

В целях разогрева пласта перед на-
чалом закачки воздуха в июле 1972 г. в  
скв. 154 было закачано 318 т пара. Анализ 
попутных газов выявил признаки горения 
в пласте уже спустя неделю после начала 
закачки воздуха. В течение первых 8 мес 
шло наращивание суточного объема за-
качки воздуха, после чего значение было 
зафиксировано на уровне 34 тыс. м3/сут с 
давлением закачки 0,45 МПа. На графике, 

представленном на рис. 3, видно, что пер-
вые 4 мес закачки воздуха сопровождают-
ся ростом дебита нефти. Максимальный 
прирост суточной добычи по элементу 154 
составил 25,4 т/сут. В июле 1975 г. по при-
чине неисправности компрессора закачка 
была прекращена. Замеры, выполненные 
на забое добывающих скважин, показа-
ли температуру ~118°С, в нагнетательной  
скв. 154 – 123°С.

Рисунок 3. Динамика добычи нефти и закачки воздуха, скв. 154

Аналогичная процедура иницииро-
вания, с таким же объемом закачанного 
пара, как в случае скв. 154, была осущест-
влена в скв. 156 в июле 1973 г., после 
чего сразу же началась закачка воз духа. 

Самовозгорание в пласте зафиксирова-
но в течение первой недели. В первые  
6 мес шло наращивание закачки воздуха, 
после чего значение было зафиксировано 
на уровне 31 тыс. м3 с давлением закач-
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ки 0,49 МПа. Неисправность компрессора, 
возникшая в июле 1975 г., привела к отклю-
чению двух остальных скважин. Закачка в 
скв. 156 была возобновлена в следующем 
месяце благодаря замене компрессора на 
компрессор с мощностью, вдвое меньшей 
мощности предыдущего. Как следует из 

рис. 4, прирост суточной добычи нефти 
относительно тренда при ПТОС варьиро-
вался от  0,8 до 11,1 т/сут. Замеры, выпол-
ненные на забое добывающих скважин, 
показали в среднем температуру 121°С, в 
нагнетательной скв. 156 – 104°С.

Рисунок 4. Динамика добычи нефти и закачки воздуха, скв. 156

На скв. 153 закачка пара началась в 
ноябре 1969 г. и шла непрерывно около 
4 лет, после чего в августе 1973 г. была 
начата закачка воздуха. Расход воздуха 
увеличивался в течение первых 6 мес, 
пос ле чего значение было зафиксировано 
на уровне 31 тыс. м3 с давлением закачки  
0,25 МПа. Как следует из графика, пред-
став ленного на рис. 5, объем добычи 
нефти, приходящийся на период ВПГ, 
примерно соответствует уровню добычи 

при постоянной закачке пара. Поскольку 
реагирующие скважины неоднократно под-
вергались ПТОС во время закачки возду-
ха, эффект от ВПГ выделить невозможно. 
Температуры, замеренные на забое этих 
скважин, показывают те же значения, что и 
до начала закачки воздуха (~107°С).

Анализ скважин, расположенных за 
границами элементов, также показал уве-
личение их добычи после начала закачки 
воздуха на 0,2–0,8 т/сут.

Рисунок 5. Динамика добычи нефти и закачки воздуха, скв. 153

Таким образом, на м. Мидуэй Сансет 
и Хончиан применение технологии ВПГ 
является эффективным. Каждый из этих 
проектов получил высокую экономическую 

и социальную оценку. Опыт применения 
технологии на м. Хончиан подтвердил воз-
можность реализации ВПГ после закачки 
пара.
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Проектирование разработки техно-
логии внутрипластового горения
Для оценки технологических показате-

лей разработки с применением технологии 
ВПГ необходимо построение гидродина-
мической модели (далее – ГДМ), которая, 
наряду с расчетами фильтрации флюидов 
через пористую среду, позволит воспроиз-
вести реакции, проходящие в пласте при 
закачке воздуха, их влияние на фазовое 
состояние и свойства насыщающих пласт 
флюидов. Построение такой модели про-
исходит в несколько этапов (рис. 6). 

Рисунок 6. Этапы построения геолого- 
гидродинамической модели сектора  

с применением технологии ВПГ

Экспериментальная часть
Результатом проведения эксперимен-

тов является получение энергии активации 
и фактора частоты, используемых затем в 
уравнении Аррениуса:

          k(T) = A * e–Ea/RT (1)

которое устанавливает зависимость кон-
станты скорости k химической реакции от 
температуры T, где:

Еа – энергия активации,
Т – температура,
А – фактор частоты (предэкспоненци-

альный множитель).
Эксперимент на дифференциаль-

ном сканирующем калориметре (рис. 7) 
проводится с равномерным нагревом об-
разца при постоянной подаче воздуха с ре-
гистрацией выделения тепла (энтальпии). 
Эксперимент проводится при различных 
давлениях в камере с образцом и различ-
ных темпах нагрева образца.

Рисунок 7. Результаты эксперимента на дифференциальном сканирующем калориметре  
под давлением

По результатам проведения экспери-
мента были получены значения энергии 
активации (Еа) для высоко- и низкотемпе-
ратурных зон окисления, а также фактор 
частоты (А) для каждой из зон.

Суть эксперимента на адиабатичес-
ком реакционном калориметре за-
клю чается в пошаговом повышении 
тем пе ратуры (рис. 8) с переходом в адиа-
ба тичес кие условия при темпе саморазо-
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грева системы выше установленной вели-
чины (0,02°С/мин), которое продолжается 
до тех пор, пока скорость саморазогрева 
не будет меньше 0,02°С/мин или при до-

стижении системой максимальной темпе-
ратуры (500°С) прибора. При проведении 
эксперимента фиксируются давление и 
температура.

Рисунок 8. Проведение эксперимента на адиабатическом реакционном калориметре

В результате проведения эксперимен-
та также было получено значение энергии 
активации.

При проведении эксперимента на 
термогравиметрическом анализаторе  

(рис. 9) происходит равномерный нагрев 
образца (образец находится в камере, на-
полненной воздухом) с постоянной регис-
трацией массы образца.

Рисунок 9. Результаты эксперимента на термогравиметрическом анализаторе

В результате интерпретации 5 экспе-
риментов с разным темпом нагрева образ-
ца был получен параметр активации по 
высокотемпературным реакциям.

Исследования на трубе горения
Целями проведения эксперимента 

трубы горения являются:

1) подтверждение возможности по-
лучения стабильного фронта горения в 
пластовых условиях при текущем давле-
нии и насыщении пласта;

2) настройка модели химических 
превращений для дальнейшего использо-
вания в ГДМ ВПГ сектора ОПИ.
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Труба горения представляет из себя 
металлический цилиндр внутренним ди-
аметром 5 см и длиной 115 см, по всей 
длине которого с интервалом в 6 см рас-
положены термокомпенсаторы, служащие 

для моделирования пластовых условий, и 
термодатчики, фиксирующие температуру.

На рис. 10 представлена принципи-
альная схема трубы горения.

Рисунок 10. Принципиальная схема трубы горения

Стандартная процедура эксперимен-
та по трубе горения включает в себя сле-
дующие этапы:

1) набивка песком/породой, фракци-
ями, которые обеспечивают заданный диа-
пазон пористости/проницаемости;

2) формирование заданной водо- и 
нефтенасыщенности образца;

3) создание заданных термобаричес-
ких условий;

4) установка постоянного уровня за-
качки азота;

5) подогрев подаваемого азота до 
температуры 500°С воспламенителем;

6) по достижении 500°С на первой 
термопаре происходит переключение с за-
качки азота на воздух с дальнейшим мони-
торингом признаков начала реакции (паде-
ние концентрации О2, рост концентрации 

СО2, СО, а также рост температуры выше 
температуры воспламенителя);

7) по мере продвижения фронта го-
рения начинается работа термокомпенса-
торов;

8) при получении стабильного про-
цесса горения воспламенитель отключа-
ется, закачка воздуха продолжается без 
предварительного нагрева.

При проведении эксперимента фронт 
горения (далее – ФГ) сформировался в  
25 см от входа в модель. При прохождении 
ФГ термодатчики фиксировали температу-
ру. Температура на ФГ изменялась в диа-
пазоне от 470 до 500°С (рис. 11), скорость 
продвижения ФГ составляла ~28,75 см/ч, 
что позволило сделать выводы о возмож-
ности реализации технологии ВПГ и по-
лучить дополнительные параметры для 
управления реакцией горения.

Рисунок 11. Показания термодатчиков при прохождении ФГ
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После этого была построена компо-
зиционная ГДМ по эксперименту трубы 
горения, в которую были интегрированы 
все данные проведенных ранее экспери-
ментов. Далее приводится описание ком-
понентов, использованных при создании 
модели трубы горения (далее – ТГ).

Параллельно с ГДМ ТГ была подго-
товлена геологическая модель участка 
ОПИ, на основе которой была построена 
гидродинамическая модель сектора с по-
следующей адаптацией для уточнения 
фильтрационно-емкостных свойств и рас-
чета текущего состояния пласта (распре-
деление насыщения, давления и темпера-
туры).

После этого в ГДМ сектора ОПИ была 
добавлена модель химических превраще-
ний (далее – МХП) из ГДМ ТГ для настрой-
ки процесса ВПГ. При переносе МХП в 

ГДМ сектора участка ОПИ было проведено 
ремасштабирование параметров реакций 
для учета размерности сетки.

По завершении вышеперечисленных 
этапов на основе ГДМ были рассчитаны 
прогнозные показатели технологических 
показателей разработки по 6 вариантам:

• вариант 1 – закачка пара;
• вариант 2 – закачка горячей воды;
• варианты 3–6 – реализация тех-

нологии ВПГ с различным темпом нагне-
тания воздуха – 10000, 20000, 30000 и  
40000 м3/сут/скв.

Результаты расчетов показали, что 
наиболее выгодным с технологической 
точки зрения является вариант 5 – реа-
лизация технологии ВПГ с темпом закач-
ки воздуха 30000 м3/скв/сут (рис. 12), как 
обеспечивающий наиболее высокий КИН 
(53%).

Рисунок 12. Сравнение КИН по различным технологическим вариантам разработки

Выводы
Анализ применения технологии ВПГ 

показал, что за 13–15 лет при на м. К дос-
тигнута высокая степень выработки запа-
сов (от 20 до 40%).

По пилотному участку в среднем 70% 
текущей выработки приходится на период 
реализации технологии ВПГ (13–15 лет) и 
лишь 30% на последующий период закач-
ки воды (более 23 лет).

Кроме того, технология ВПГ выгодно 
отличается от заводнения темпом отбора 
и обводненности.

Для подтверждения эффективности 
технологии на поздних стадиях разработ-
ки был проанализирован опыт применения 
ВПГ на месторождениях аналогах, схожих 

по геолого-физическим характеристикам и 
физико-химическим свойствам с м. К. Так, 
на пилотном участке м. Хончиан по резуль-
татам применения ВПГ на 01.01.2017 г. 
коэффициент нефтеизвлечения составил 
52%. Ожидаемый потенциальный КИН по 
пилотному участку м. Хончиан составляет 
65%. Стоит отметить, что технология ВПГ 
реализовывалась после паротеплового 
воздействия и достижения практически 
100% обводненности пластов.

Основные сложности применения 
ВПГ связаны с отсутствием надежных тех-
нических средств контроля над распро-
странением фронта горения и доступных 
средств управления, высокой коррозион-
ной активностью как в добывающих, так и 
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нагнетательных скважинах, низкотемпера-
турным окислением нефти.

Рассчитанные на основе секторной 
геолого-гидродинамической модели про-
гнозные показатели разработки позволяют 
сделать вывод о высокой эффективности 
технологии ВПГ: потенциальный КИН со-
ставляет ~53%.

Учитывая вышеприведенные обсто-
ятельства, технология ВПГ, несмотря на 
сложность реализации и контроля, являет-
ся высокоэффективным средством повы-
шения нефтеотдачи пластов.
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ТҰТҚЫРЛЫҒЫ ЖОҒАРЫ МҰНАЙЛЫ КЕН-ОРНЫНДА ҚАБАТТАҒЫ 
ЖАНУ ТӘСІЛІН ҚОЛДАНУДЫ НЕГІЗДЕУ

В.И. Токарев, Ә.А. Ахмет, А.К. Гарифов
Бұл мақалада әлемдік және сынақ үлескілерінде гидродинамикалық модельдерді  

(GGDM) пайдалана отырып, кенорнын игеруді жобалау және оны жайғастыру 
барысында қойнауқат мұнайбергіштігін арттыру тәсілін қолданудағы пайдалану 
ерекшеліктері мен шарттары туралы баяндалған.

Түйінсөздер: тұтқырлығы жоғары мұнай, әлсізбайланысқан өткізгіш қабаттар, 
қабатішіндегі жану, мұнайбергіштікті арттыру тәсілі.

JUSTIFICATION FOR APPLICATION OF IN-SITU COMBUSTION 
METHOD AT HIGH-VISCOSITY OIL FIELDS

V.I. Tokarev, A.A. Akhmet, A.K. Garifov
The article describes one of the methods of enhancing oil recovery, the experience of 

its application, including global, and the design of the development (using 3D reservoir 
simulation) with the arrangement of the pilot area, taking into account the peculiarities of the 
method.

Keywords: highviscosity oil, weakly cemented reservoirs, insitu combustion, enhanced 
oil recovery method.
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АНОМАЛЬНО ВЫСОКИЕ ПЛАСТОВЫЕ ДАВЛЕНИЯ НА УЧАСТКАХ 
РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ УЗЕНЬ С УХУДШЕННЫМ 
ЭНЕРГЕТИЧЕСКИМ СОСТОЯНИЕМ

Р.Е. Хадаров, М.О. Таджибаев

В настоящий момент на большинстве разрабатываемых объектов место
рождений Узень и Карамандыбас наблюдается тенденция снижения пластового 
давления. В связи с этим целесообразно рассмотреть возможности повышения 
эффективности существующей системы поддержания пластового давления по 
отдельно выявленным участкам.

В данной статье по результатам проведения мониторинга гидродинамических 
исследований на нагнетательных скважинах в условиях нестационарных режимов 
фильтрации предложен подход детального анализа текущего энергетического 
состояния в разрезе определенных участков по залежам. На примерах отдельных 
скважин представлены причины возникновения аномально высоких пластовых 
давлений, предложены возможные пути их решения. 

Ключевые слова: аномально высокое пластовое давление, гидродинамические 
исследования, поддержание пластового давления, техногенные трещины.

Как известно, информация по теку-
щим параметрам пласта необходима для 
корректного анализа и прогноза показа-
телей разработки при различных вариан-
тах с оптимальной производительностью 
добывающих и нагнетательных скважин. 
Большую часть такой информации воз-
можно получить по результатам прове-
дения гидродинамических исследований 
(далее – ГДИ) на нестационарных режи-
мах фильтрации (методом восстановления 
давления в добывающих скважинах, мето-
дом падения давления в нагнетательных 
скважинах). 

Наиболее важными определяемыми 
параметрами являются объем ствола сква-
жины, степень загрязнения или улучшения 
состояния призабойной зоны, пластовое 
давление, проницаемость, неоднороднос-
ти, связанные как со строением пласта, 
так и наличием флюидов с различными 
свойствами, и т. д. [1]. Полученная инфор-
мация способствует улучшению качества 
планирования геолого-технических ме-
роприятий, принятию верных решений в 
нап равлении совершенствования системы 
поддержания пластового давления.

На м. Узень и Карамандыбас, разра-
батываемых на водонапорном режиме, 

при такой развитой системе нагнетания 
воды необходим тщательный контроль 
эффективности метода закачки. Для дан-
ных целей используются 2 вида исследо-
ваний – метод кривой падения устьевого 
давления (далее – УКПД) и метод устано-
вившихся закачек. 

Нередко при анализе ГДИ на нагнета-
тельных скважинах выявляются аномаль-
но высокие пластовые давления, превы-
шающие гидростатичекое давление на 
10% и более, в большей части из которых 
отмечается наличие техногенных трещин, 
связанных с превышением давления за-
качки над давлением разрыва горной по-
роды.

В подавляющей части таких резуль-
татов ГДИ дополнительно проведенный 
комплекс промыслово-геофизических ис-
следований по определению профиля 
приемистости свидетельствует о работе 
небольшой части маломощных перфори-
рованных пластов (рис. 1) [2]. При этом 
общая оценка энергетического состояния 
по окружению нагнетательных скважин с 
аномально высоким пластовым давлени-
ем (далее – АВПД) характеризуется низ-
ким пластовым давлением, что говорит о 
неэффективной закачке (рис. 2).
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Рисунок 1. Схема работы нагнетательной скважины с АВПД

Далее более детально рассмотре-
ны пути выявления и устранения причин, 
приводящих к обозначенной выше пробле-
ме, на примерах нагнетательных скважин 

XX13 и XX24 м. Узень, 13 горизонт Основ-
ного свода и 15 горизонт Парсумурунского 
купола соответственно.

Рисунок 2. Выкопировка карты изобар 13 горизонта Основного свода

На карте изобар, проиллюстрирован-
ной на рис. 2, в окружении нагнетательной 
скважины XX13, несмотря на высокую те-

кущую (175%) и накопленную (249%) ком-
пенсацию, отмечается снижение пластово-
го давления. 
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С целью оценки состояния приза-
бойной зоны и уточнения энергетического 
состояния были проведены ГДИ на неу-

становившихся режимах методом УКПД, 
результаты которого приведены на рис. 3 
и в табл. 1.

Рисунок 3. Диагностический график интерпретации ГДИ скв. XX13

Таблица 1. Результаты исследования УКПД скв. XX13
№ Параметры Значение
1 Эффективная толщина пласта, м 12
2 Интервалы перфорации, м 1060–1063; 1074–1077; 1082–1083; 1085–1088; 1096–1098
3 Продолжительность ГДИ, ч 24,7
4 Период работы скважины до ГДИ, ч 796
6 Приемистость до остановки, м³/сут 191
7 Модель ствола ВСС – константа
8 Модель скважины Трещина-бесконечная проводимость
9 Модель пласта Однородный
10 Модель границы Бесконечный
11 Пластовое давление, атм 175
12 Забойное давление, атм 236
13 Коэффициент приемистости 4,2
14 Проводимость, мДа*м 390
15 Проницаемость, мДа 9,9
16 Скин-фактор (общий) -3,61
17 Скин-фактор (геометрический) -3,66
18 Полудлина трещины, м 8,5

*ВСС – влияние ствола скважины

Полученное значение пластового дав-
ления составило 175 атм, что превышает 
на 38% гидростатическое давление на се-
редину интервалов перфорации.

На диагностическом графике (рис. 3) 
показан линейный наклон производной, 
прослеживаемый на раннем этапе иссле-
дования, что говорит о наличии трещины 
в призабойной зоне. Полудлина трещины 

составляет 8,5 м. Учитывая тот факт, что 
гидроразрыв пласта на скважине не прово-
дился, скорее всего, имеет место наличие 
техногенной трещины. 

При дальнейшем анализе был рас-
смотрен ранее проведенный на скв. XX13 
комплекс промыслово-геофизических ис-
следований по определению профиля 
при емистости, результаты которого сви-
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де тель ствовали о работе только 0,9% от 
общей толщины перфорированных интер-
валов. При давлении закачки 96 атм при-
ёмистость скважины на дату исследований 
составила 221,0 м³/сут, уход закачиваемой 

жидкости отмечался в перфорированные 
интервалы: 1061,8–1062,1 м – 87,0 м³/сут  
(39,4%), 1097,2–1098 м – 134,0 м³/сут 
(60,6%). Остальные интервалы перфора-
ции отмечались как нерабочие (рис. 4).

Рисунок 4. Профиль приемистости скв. XX13

На приразломной нагнетательной  
скв. XX24, расположенной на участке 
снижения пластового давления (рис. 5), с  
целью выявления причин неэффективной 
закачки также было проведено исследо-
вание УКПД. Результатом интерпретации 
зафиксировано аномально высокое значе-
ние пластового давления, превышающее 
гидростатическое на 23%. 

Рисунок 5. Выкопировка карты изобар 15 
горизонт купол Парсумурун
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Анализ диагностического графика на 
раннем этапе исследования показал нали-
чие наклона производной, характеризую-
щей билинейное течение по техногенной 

трещине конечной проводимости. Также 
отмечается граничный эффект, связанный 
достижением отклика давления разлома 
(рис. 6).

Рисунок 6. Диагностический график интерпретации ГДИ скв. XX24

Таблица 2. Результаты исследования УКПД скв. XX24
№ Параметры Значение
1 Эффективная толщина пласта, м 8,3

2 Интервалы перфорации (кровля, подо-
шва), м 1257–1258; 1262–1263; 1268–1270; 1271–1275

3 Продолжительность ГДИС, ч 35,5
4 Период работы скважины до ГДИС, ч 885
6 Приемистость до остановки, м³/сут 261,4
7 Модель ствола ВСС – константа
8 Модель скважины Трещина-бесконечная проводимость
9 Модель пласта Однородный
10 Модель границы Один разлом
11 Пластовое давление, атм 162,5
12 Забойное давление, атм 239
13 Коэффициент приемистости 4,56
14 Проводимость, мДа*м 394
15 Проницаемость, мДа 14,5
16 Скин фактор (общий) -4,75
17 Скин фактор (геометрический) -4,82
18 Полудлина трещины, м 27

* ВСС – влияние ствола скважины

Анализ промыслово-геофизических 
исследований по определению профи-
ля приемистости показал работу только 
одного маломощного перфорированного 
интервала, принимающего всю закачи-
ваемую жид кость. Приёмистость сква-

жины на дату ис сле дований составила 
163,2 м³/сут, уход зака чиваемой жидкости 
отме чался в перфо рированные интервалы  
1268,4–1270,4 м. Остальные интервалы 
перфорации отмечались как нерабочие.
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Рисунок 7. Профиль приемистости скв. XX24

Подробный анализ интерпретации 
вышерассмотренных ГДИ в комплексе с 
данными промыслово-геофизических ис-
следований привел к полной и наиболее 
вероятной картине причин возникновения 
АВПД. Дело в том, что при работе части 
маломощных пластов с образовавшими-
ся техногенными трещинами небольшой 
полудлины вся закачиваемая жидкость 
концентрируется в призабойной зоне 
скважины на небольшом расстоянии. 
Естественно, при таких условиях невоз-
можно достичь поршневого вытеснения 
и соответствующего ему коэффициента 
охвата вытесняющим агентом. Для реше-
ния данной проблемы в рассмотренных 
примерах целесообразным будет проведе-
ние гидроразрыва пласта с целью очистки 
призабойной зоны и включения в работу 
проперфорированных зон, не охваченных 
вытеснением.

С учетом вышеизложенного, с целью 
своевременного выявления и устранения 
причин обозначенной проблемы предлага-
ется уделять особое внимание исследова-
ниям нагнетательного фонда на участках 
снижения пластового давления. 

При выявлении скважин с частично 
работающими интервалами перфорации 
проводить очистки и обработки призабой-
ной зоны, прострелочно-взрывные работы 
с целью увеличения приемистости и обра-
зования контролируемых трещин.

Для предотвращения образования тех-
но генных неконтролируемых трещин вес ти 
мониторинг давления закачки, не пре вы-
шающей давления разрыва горных пород.

Выводы
1. Определение достоверных значе-

ний пластового давления нагнетательных 
скважин на участках с ухудшенным энерге-
тическим состоянием является определя-
ющим фактором на пути совершенствова-
ния системы заводнения.

2. На м. Узень и Карамандыбас пос-
тоянно ведется мониторинг качества за-
меров пластового давления, отбраковы-
ва ются аномально высокие значения, 
полу ченные вследствие недостаточной 
про должительности остановки скважины, 
что наиболее характерно для нагнетатель-
ных скважин, где за статическое давление 
в пласте очень часто принимается дина-
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мическое давление в момент остановки 
скважины. При этом проведение сложных 
ГДИ на нестационарных режимах в сово-
купности с определением профиля прие-
мистости по промыслово-геофизическим 
исследованиям нередко объясняет приро-
ду возникновения АВПД, не связанную с 
невосстановленным исследованием.

3. Рекомендуемый подход к анали-
зу результатов ГДИ на месторождениях с 
высокой слоистой неднородностью позво-
лит своевременно выявлять проблемы, 
связанные с неэффективной закачкой, и 
оперативно разрабатывать геолого-техни-
ческие мероприятия по увеличению коэф-
фициента вытеснения. 
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ӨЗЕН КЕН-ОРНЫНЫҢ ЭНЕРГЕТИКАСЫ НАШАР ҮЛЕСКІЛЕРІНДЕ 
БЕЙҚАЛЫПТЫ ЖОҒАРЫ ҚАБАТТЫҚ ҚЫСЫМНЫҢ ПАЙДА БОЛУЫ

Р.Е. Хадаров, М.О. Таджибаев
Қазіргі уақытта Өзен және Қарамандыбас кенорны игеру нысандарының 

көпшілігінде қабаттық қысымның төмендеуі байқалады. Осыған байланысты, 
жекеленген үлескілерде қабат қысымын ұстап тұру жүйесінің жұмыс тиімділігін 
арттыру жолдары маңызды ісшара болып табылады.

Осы мақалада, гидродинамикалық зерттеулер негізінде бақылау жүргізе отырып, 
бастыру ұңғыларында бейқалыпты сүзілу режимінде ағымдағы энергетикалық 
жағдайын толық талдау әдісі ұсынылды. Бейтарап ұңғымаларды мысал  ретінде 
пайдалана отырып, қабаттарда бейқалыпты жоғары қысымның пайда болу себептері 
анықталып, оны шешу жолдары ұсынылды.

Түйінcөздер: қабаттағы бейқалыпты жоғары қысым, ұңғымаларды 
гидродинамикалық зерттеу (ГДИС), қысымның төмендеу сызығы (КПД), қабаттың 
қысымымын ұстап тұру, техногендік жарықтар

ABNORMALLY HIGH RESERVOIR PRESSURES IN AREAS  
WITH A DEGRADED ENERGY STATE

R.E. Khadarov, M.O. Tajibayev
Nowadays, in the Uzen and Karamandybas oilfields most of the developed objects 

show decreasing reservoir pressure. Therefore, there is a need to consider opportunities for 
increasing the efficiency of the existing system for maintaining reservoir pressure for specific 
identified areas.

This article proposes an approach for a detailed analysis of the current energy state of 
certain areas through hydrodynamic tests of injection wells in nonstationary filtration modes. 
The reasons for the occurrence of abnormally high reservoir pressures are presented on the 
examples of wells, and possible ways to solve them are proposed.

Key words: abnormally high reservoir pressure, hydrodynamic studies, reservoir pressure 
maintenance, technogenic cracks.
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УДК 553.982.2

ПРИМЕНЕНИЕ БИОМАРКЕРОВ И ФИНГЕРПРИНТИНГА НЕФТИ 
ДЛЯ РАСШИФРОВКИ ГЕНЕТИЧЕСКОЙ ПРИНАДЛЕЖНОСТИ 
НЕФТИ И ПРОГНОЗИРОВАНИЯ ПУТИ МИГРАЦИИ НЕФТИ НА 
МЕСТОРОЖДЕНИИ НУРАЛЫ

Е.Ш. Сейтхазиев, Р.Н. Утеев, М.К. Мустафаев, Ш. Лю,  
Н.Д. Сарсенбеков, А.К. Досмухамбетов, Т.Е. Джумабаев 

В данной статье представлена интерпретация результатов биомаркерного 
анализа и фингерпринтинга нефти по всему добывающему фонду м. Нуралы (36 проб) 
в целях генетической типизации и определения флюидосообщаемости в пределах 
месторождения, с последующим прогнозом определения направления миграции 
углеводородов. По биомаркерному исследованию было выявлено, что нефти 
Центрального и Западного Нуралы имеют генетически разное происхождение, 
а залежь в южной части Западного Нуралы формировалась за счет поступления 
и смешения углеводородных флюидов из северовосточного и северозападного 
направлений, что также подтверждается результатом фингерпринтинга. Нефти 
Центрального Нуралы являются термически более зрелыми и по плотности легче 
нефтей Западного Нуралы. Термическая зрелость проб Центрального Нуралы 
уменьшается с северовосточной части Нуралы в сторону югозападной части, что 
также может указывать на направление миграции углеводородов. Наличие газовых 
шапок в северовосточной части Центрального Нуралы может быть связано с их 
высокой термической зрелостью.

Ключевые слова: биомаркеры, фингерпринтинг нефти, стераны, диастераны, 
Нуралы, нефтематеринская порода, термическая зрелость, корреляция.

Введение
Южно-Тургайский бассейн, где не-

фтяные и газовые залежи выявлены в 
основном в юрских и меловых отложени-
ях, является самым молодым осадочным 
бассейном в Казахстане. Он состоит из 
трех блоков: Жиланшикский, Арыскумский 
прогибы и Мынбулакская седловина меж-
ду ними (рис. 1). Геологоразведочные ра-
боты начались в этом регионе в 1970-х гг.  
В данном бассейне сейчас обнаружены в 
общем количестве 52 нефтегазовых ме-
сторождения и структуры (рис. 1), выра-
ботанность начальных извлекаемых запа-
сов некоторых из них достаточно высока, 
например, выработанность м. Кумколь 
составляет 83% [1]. Ввиду уменьшения 
остаточных извлекаемых запасов нефти 
почти всех месторождений определение 
происхождения нефти и прогноз направ-

ления миграции углеводородов (далее – 
УВ) являются актуальной темой для обо-
снования глубокого бурения до палеозоя. 
Однако, несмотря на высокую степень 
изученности разными методами и про-
должающиеся разведочные работы в Юж-
но-Тургайском бассейне [1–4], до сих пор 
отсутствует общепринятое представление 
о происхождении нефти, т.к. взгляды гео-
логов-исследователей разнятся по этому 
вопросу: например, некоторые считают [2], 
что нефти Арыскумского прогиба имеют 
глубинное происхождение, хотя другие [3, 
4] полагают, что среднеюрские глинистые 
толщи в этом районе являются основными 
нефтематеринскими породами. Также су-
ществует мнение исследователей [5], что 
палеозойские отложения Южного Тургая 
малоперспективны из-за отсутствия на-
дежных покрышек.
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Рисунок 1. Карта расположения исследованных месторождений и структур

Поставить точку в вопросе происхож-
дения нефти могут результаты биомаркер-
ного анализа нефти всех месторождений 
совокупно с другими методами, такими как 
изотопный анализ углерода (далее – ИСУ), 
ядерный магнитный резонанс или фингер-
принтинг нефти. Геохимические исследо-
вания проводились разными авторами  
[6, 7, 8], в большей части работ интерпрета-
ция результатов работ осуществлялась с 
не достаточным количеством проб и менее 
досто верными методами. Однако по неф-
тям м. Нуралы аналогичные исследования 
не проводились. 

М. Нуралы выявлено в 1983 г. сейсмо-
разведочными работами Турланской гео-
физической экспедиции. Стратиграфичес-
ки и тектоническими нарушениями дан ное 
месторождение условно делится на 3 
участ ка: Западный, Центральный и Вос-
точ ный Нуралы. Меловые горизонты M-II-3 
и M-II-4 распространены в пределах Запад-
ного Нуралы, горизонт М-II-1(№ 80, 218) – в 
пре делах Центрального Нуралы. Верхне-
юрские нефтяные горизонты Ю-0-1, Ю-0-2, 
Ю-I, Ю-II, Ю-III определены в Центральном 
и Восточном участках м. Нуралы, а сред-

неюрский горизонт Ю-IV распространен в 
краевых частях Восточного участка место-
рождения.

В нашей геохимической лаборато-
рии в 2015 г. проводился биомаркерный 
анализ 4 образцов нефти м. Нуралы, по 
ре зуль татам которых определено, что ис-
следованные нефти имеют терригенный 
характер органических веществ (далее – 
ОВ), осаждавшихся в озерной среде [9].

В 2021 г. нами также было проведено 
комплексное геохимическое исследование 
нефти по всему добывающему фонду (36 
образцов) м. Нуралы в целях генетической 
типизации по их биомаркерному составу и 
определения флюидосообщаемости в пре-
делах месторождения по фингерпринтингу 
нефти, основанному на технологии компа-
нии Shell [10]. По результатам данных мо-
лекулярных исследований были получены 
весьма интересные результаты, которые 
меняют взгляд о происхождении и нап-
равлении миграции УВ. В данной статье 
представлены интерпретации результатов 
геохимических исследований нефти м. Ну-
ралы, проведенных нами.
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Новизна и научное обоснование 
исследований
Вследствие пандемии и падения цен 

на нефть в мире недропользователи вы-
нуждены искать более доступные и дос то-
верные подходы в изучении нефти и про-
ведении поисково-разведочных работ. В 
связи с этим проведение фингерпринтинга 
нефти по технологии компании Shell сов-
местно с биомаркерным исследованием 
является не только самым доступным 
(бюджетным), но и самым научно обос но-
ванным и достоверным подходом в полу-
чении информации о составе нефти. Ис-
пользование этих результатов позволит 
отказаться от необходимости проведения 
некоторых дорогостоящих видов исследо-
ваний при изучении геологического строе-
ния залежи. 

Следует подчеркнуть, что ранее по-
добные геохимические исследования ком-
плексно не проводились для нефти м. Ну-
ралы.

Интерпретация результатов  
биомаркерного анализа нефти
Биомаркерный анализ проводился на 

хромато-масс-спектрометре Agilent 7890B 
в режиме SIM, который используется для 
идентификации отдельных ионов, выбран-
ных оператором [10]. Для диагностики на-
сыщенных фракций углеводородов были 
использованы сигналы m/z 57, 191, 217 
и 218 для идентификации н-алканов (и 
изопреноидов), терпанов, стеранов и изо-
стеранов соответственно, а для аромати-
ческих фракций были выбраны сигналы 
m/z 178, 184,192 для обнаружения фенан-
тренов, дибензотифенов и метилфенан-
тренов. Данный анализ выполнялся для 
характеристики нефтематеринской поро-
ды (далее – НМП) исследуемых нефтей: 
условий осадконакопления, литологии, 
термической зрелости и возраста НМП. 
Также сопоставление этих показателей по-
зволяют расшифровать генетические при-
надлежности нефтей.

Условия осадконакопления ОВ. 
НМП углеводородов осаждаются в разных 
условиях (морских, озерных, дельтовых), 
в которых существуют определенные мик-
роорганизмы и биомассы. Биомаркеры в 
нефти сохраняют информацию об этих ис-
ходных организмах, и их анализ использу-
ется для определения условий осадкона-
копления НМП. 

В этой работе для определения ус-
ловий осадконакопления ОВ применялся 
график зависимости соотношения приста-
на к фитану от соотношения С29 стеран/
С30 гопан. Согласно данному графику, ОВ 
нефти м. Нуралы образовались в озерной 
среде, хотя нефти Центрального и Запад-
ного Нуралы образуют разные компактные 
группы, что может указывать на их проис-
хождение из разного органического веще-
ства (рис. 2). Относительно высокие значе-
ния Pr/Ph в нефтях Центрального Нуралы 
указывают на наличие преимущественно 
окислительной среды во время осадкона-
копления ОВ, нежели чем в ОВ Западного 
Нуралы. Согласно автору [3], литологичес-
кие исследования юрских отложений сви-
детельствуют об озерной среде для Ары-
скумской грабен-синклинали.

Литология нефтематеринских по-
род. Литология НМП также влияет на 
сос тав биомаркеров в нефти во время ее 
образования. Ни один биомаркерный па-
раметр не способен с точностью иденти-
фицировать тип литологии НМП, но мож-
но всего лишь различить глинистую или 
карбонатную НМП. Низкие С29/С30 гопан 
(29H/30H), низкие значения индекса гомо-
гопана на масс-фрагментограммах терпа-
нов (m/z 191) всех исследованных нефтей 
Нуралы свидетельствуют о глинистости их 
НМП [9].

Термическая зрелость. В этой ра-
боте для оценки термической зрелости 
проб применялся график зависимости 
соот но шения 4MDBT/1MDBT от индекса 
метил фенантрена (MPI-1), т.к. их значе-
ния возрастают с увеличением термиче-
ской зрелости. По данному графику (рис. 
3) видно, что нефти Центрального Нуралы 
испытывали более высокие температур-
ные условия во время генерации, по срав-
нению с образцами Западного Нуралы. 
Если посмотреть латерально, то термиче-
ская зрелость проб Центрального Нуралы 
уменьшается с северо-восточной части 
Нуралы в сторону юго-западной части, что 
также может указать на направление вто-
ричной миграции УВ. 

Наличие газовых шапок в северо-вос-
точной части Центрального Нуралы можно 
быть объяснено их высокой термической 
зрелостью. Еще одним интересным фено-
меном является то, что нефть скв. № 69 
обладает относительно высокой термичес-
кой зрелостью среди нефтей Западного 
Нуралы, в то время как нефти скв. № 226 и 
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217 показали низкие термические зрелос-
ти среди нефтей Центрального Нуралы.

По графику зависимости значения 
плотности нефти при 20°С от глубины за-

легания видно, что нефти Центрального 
Нуралы легче нефти Западного Нуралы 
(рис. 4).
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Рисунок 2. Сравнение соотношения пристан/фитан (Pr/Ph)  
с соотношением С29 стеран / С30 гопан
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Рисунок 3. График зависимости соотношения 4MDBT/1MDBT от индекса метилфенантрена
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Данное явление можно обьяснить 
тем, что под влиянием возрастающих тем-
ператур и давления увеличивается терми-
ческая зрелость, и в нефтематеринской 
породе происходит крекинг высокомолеку-
лярных н-алканов до низкомолекулярных 
гомологов, вследствие чего молекуляр-
ные массы и плотность пластовой нефти 
уменьшаются со зрелостью. В результате 
более термически зрелые и менее вязкие 
нефти с относительно низкими плотностя-
ми обычно залегают в нижних залежах, а 
скопление менее зрелых и более вязких 
нефтей с относительно высокими плотно-
стями образуются в верхних горизонтах. 
Определение плотности трех образцов 
не удалось из-за высокого содержания 
воды. Термически зрелые нефти из гли-
нистых НМП обычно имеют относительно 
высокие значения давления насыщения и 
газового фактора по сравнению с менее 
зрелыми образцами. Данное наблюдение 
подтверждается результатами анализов 
глубинных проб нефти Нуралы [11].

Определение возраста нефтемате-
ринских пород. Как и в палеонтологии, 
эволюция биомассы и микроорганизмов 
происходила в разных эрах; в результате 
поступательного развития жизни на смену 
одним группам организмов приходили дру-
гие [10]. НМП, осажденные в разные пе-
риоды времени, содержат определенные 
биомассы, которые послужили источником 
ОВ. Обнаруженные останки и относитель-
ные концентрации этих микроорганизмов 
в составе нефти позволяют определить 
возраст НМП исследуемых нефтей. В ми-
ровой литературе существует несколько 
параметров, успешно применяющихся для 
определения возраста нефтематеринских 
пород по биомаркерному составу нефти. 
Но такие параметры следует применять с 
осторожностью по следующим причинам: 
во-первых, некоторые из этих параме-
тров имеют ограничения, например, сте-
раны С28/С29 применимы только для НМП, 
образовавшихся в морских условиях, и, 
значит, мы не можем применять данный 
параметр в этой работе; во-вторых, дан-
ные параметры должны подтверждаться 
только по результатам успешной корреля-
ции нефть-нефтематеринская порода, т.к. 
каждый бассейн может иметь свои особен-
ности и наборы возрастных показателей. 
В-третьих, возраст НМП нефтей можно 
более достоверно определить по результа-
там биомаркерного анализа, проведенного 

в режиме MRM, который используется для 
детальной и индивидуальной идентифика-
ции биомаркеров, т.к. в режиме SIM про-
исходит наложение пиков, что приводит 
к неправильному определению возраста. 
В связи с тем, что биомаркерный анализ 
в этой работе проводился в режиме SIM, 
возраст НМП не определили. Однако в 
2015 г. нами проводился биомаркерный 
анализ в режиме MRM для четырех проб 
нефти м. Нуралы (№ 9, 46 – Центральный 
Нуралы, № 22, 500 – Западный Нуралы), 
соответственно, была сделана попытка 
определить их возраст по графику зависи-
мости норхолестана и нордиахолестана. 
По данному графику (рис. 5) видно, что 
возраст НМП исследованных нефтей – юра 
[9]. Однако для подтверждения возраста 
НМП исследованных проб рекомендуется 
провести дополнительные исследования, 
кроме биомаркерного состава.

е) Корреляция нефть-нефть для 
генетической типизации. Генетическая 
типизация нефти основывается на распре-
делениях важнейших биомаркеров. Корре-
ляция нефть-нефть подразумевает срав-
нение геохимических составов по крайней 
мере двух образцов, для определения 
того, существует ли генетическое родство 
между ними или нет. В этой работе для вы-
явления генетической связи между всеми 
исследованными образцами применялись 
2 подхода: i) кластерный анализ РСА и ii) 
визуальное сравнение масс-фрагменто-
грамм биомаркеров на примере диастера-
нов;

i) Кластерный анализ РСА. Стати-
стический сравнительный анализ РСА был 
проведен в программном обеспечении 
PIGI с целью установления генетической 
типизации нефти по биомаркерному со-
ставу. Для генетической типизации нефти 
применяются 4 вида биомаркерных пара-
метров: параметры для определения сре-
ды осадконакопления, фациально-лито-
логические и катагенические показатели. 
Суть РСА анализа заключается в том, что 
чем выше процент каждого компонента 
PC, тем выше охват данных и, соответ-
ственно, тем выше достоверность анализа 
РСА. Компоненты РС-1 и РС-2 составля-
ют 84,18% и 4,29% общей изменчивости 
(variables) соответственно. Был построен 
график зависимости компонентов РС-1 и 
РС-2, охватывающих 88,47% общей измен-
чивости (рис. 6). По данному графику вид-
но, что все нефти Центрального Нуралы и 
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3 пробы № 69, 70 и 96 Западного Нуралы 
образуют общую группу, что указывает на 
их генетическое единство, хотя нефть скв. 
№ 226 находится далеко. Остальные неф-
ти можно отнести ко второй группе, хотя 
нефти самой южной части м. Нуралы нахо-
дятся в середине двух групп;

ii) Визуальное сравнение масс- 
фрагментограмм. Как видно из ви зу-
альных сравнений на масс-фраг мен то-
грам ме диастеранов по m/z 259 в пред-
ставительных нефтях (рис. 7) Западного 
Нуралы, скв. № 53, 125 и 103, присутству-
ют до полнительные пики, которые отсут-
ствуют в представительных нефтях Цент-
раль ного Нуралы, хотя нефть скв. № 69 
гене тически больше близка к нефтям Цент-
рального Нуралы. 

Итак, по биомаркерному составу неф-
тей было выявлено как минимум 2 генети-
чески разные группы нефтей в пределах  

м. Нуралы, которые испытывали разные 
термобарические условия и образовались 
в разных терригенных (глинистых) ОВ, 
осаждавшихся в озерной среде в юрском 
периоде. Нефти Центрального Нуралы 
являются более термически зрелыми и по 
плотности легче нефти Западного Нуралы. 
Термическая зрелость проб Центрального 
Нуралы уменьшается с северо-восточной 
части м. Нуралы в сторону юго-запад-
ной части, что также может указать на 
направление миграции УВ. Проведение 
аналогичных анализов по соседним место-
рождениям позволяет не только проводить 
генетическую типизацию нефти, что при-
меняется для прогноза нефтегазоносности 
региона, но также и определить направле-
ние путей миграции в масштабе бассейна, 
что уменьшает риски бурения «пустых» 
разведочных скважин.
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Рисунок 7. Масс-фрагментограмма диастеранов в представительных пробах нефти  
по сигналу m/z 259

Интерпретация результатов  
фингерпринтинга нефти
Фингерпринтинг нефти по технологии 

компании Shell на LTM-GC заключается в 
том, что различия флюидов по аромати-
ческим пикам нефти вызваны разобщен-
ностью резервуаров, что препятствует 
перемешиванию флюидов. Более деталь-
ная информация о данной методике была 
представлена в нашей предыдущей рабо-
те [12]. Для корреляции нефтей продуктив-
ных пластов использовались соотношения 
12 ароматических пиков на хроматограм-
мах LTM, по которым строятся так назы-
ваемые звездчатые диаграммы (рис. 8), 
наглядно иллюстрирующие сходство и 

различие флюидов. В первую очередь, в 
данной работе проведено сопоставление 
усреднённых значений ароматических 
компонентов в составе нефти м. Нуралы. 
Затем сравнение фингерпринтинга неф-
ти осуществлялось тремя подходами: по 
звёздчатой диаграмме, по дендрограмме 
Варда и по кластерному анализу РСА.

Звездчатая диаграмма. Сопоставле-
ние ароматических значений 36 проб неф-
ти м. Нуралы на звёздчатой диаграмме в 
Excel указало на наличие значительного 
отличия их друг от друга, что отмечает-
ся разными цветами в виде трех основ-
ных групп и наглядно иллюстрируется на  
рис. 8.
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Рисунок 8. Фингерпринтинг нефтей в виде звездчатой диаграммы на ПО OpenLab

Большинство изученных нефтей Цен-
трального Нуралы приурочены к юрским 
отложениям (Ю-I и Ю-II), где продуктив-
ные объекты находятся относительно 
ниже Западного Нуралы, хотя только 2 скв. 
(№ 80, 218) в этой части разрабатывают 
в меловом горизонте (M-II-1). Все нефти 
Центрального Нуралы, кроме скв. № 226, 
сходны по конфигурациям звездчатых 
диа грамм (красные) и составляют первую 
группу. Интересным феноменом было то, 
что меловые нефти скв. № 69, 96 и 105 на 
Западном Нуралы также сходны с неф-
тями Центрального Нуралы, несмотря на 
большое расстояние. Такая идентичность 
звездчатых диаграмм в нефтях может ука-
зывать на хорошую флюидосообщаемость 
пород-коллекторов между ними. Все изу-

ченные нефти Западного Нуралы, кроме 
скв. № 500, стратиграфически приурочены 
к меловым отложениям (M-II-3, M-II-4), где 
продуктивный интервал меняется от 1750 
до 1765 м. Почти все нефти северо-запад-
ной части Западного Нуралы, кроме скв. 
№ 51, 500 и 70, обладают идентичными 
ароматическими составами и составляют 
вторую (синюю) группу. Отличие нефти 
скв. № 51 (черная) от остальных нефтей 
скв. № 91, 125 и 53 по конфигурации дает 
основание предположить добычу на этой 
скважине из другой залежи, хотя различие 
в юрской нефти скв. № 500 от остальных 
меловых нефтей связано с их разными 
залежами. Нефти южной части Западного 
Нуралы попадают под третью группу, 
отмеченную зеленым.
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Рисунок 9. ВНК и звёздчатая диаграмма нефти скв. № 125, 107 и 93

Как видно на рис. 8, показатели 
нефти, отмеченные зеленым в звездчатой 
диаграмме, лежат между показателями 
нефтей, отмеченных красним и синим, 
что указывает на их смесь. Таким 
образом, нефти третьей группы являются 
смешанным вариантом нефтей из первой 
(красной) и второй (синей) групп. Из 
этого напрашивается вывод, что залежь 
в южной части Западного Нуралы (группа 
3), вероятно, сформировалась за счет 

поступления и смешения УВ-флюидов из 
северо-восточного направления (группа 1)  
и северо-западного направления (груп-
па 2) (рис. 12). Информацию по флюи-
досообщаемости надо учесть при пос-
тро ении геологических карт. Например, 
звезд  чатые диаграммы нефтей из скв. 125, 
107 и 93 очень схожи, что позволяет пред-
положить единство резервуара на этом 
участке Западного Нуралы (рис. 9).
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Рисунок 10. Дендрограмма Варда по фингерпринтингу нефти на ПО Malcom(Schlumberger)

Дендрограмма Варда. Программное 
обеспечение Malcom выдает схематичные 
«семейные древа» нефти, так называемые 
«дендрограммы», основанные на методе 
Варда (Wardmethod) [10]. Дендрограмма 
показывает степень близости отдельных 
объектов и кластеров, а также наглядно 
демонстрирует в графическом виде после-
довательность их объединения или разде-
ления. На представленной дендрограмме 
(рис. 10), построенной по результатам 
фингерпринтинга нефти, можно выделить 
4 группы нефтей, отмеченных разными 
цветами. По результатам дендрограммы 
Варда установлено, что нефти коррелиру-
ют между собой в основном по горизонту. В 
последовательном порядке нефти Запад-
ного Нуралы отличаются от Центрально-
го Нуралы. За последние десятилетия на  
м. Нуралы проводятся разные промыс-
ловые исследования – геофизические 
иссле дования скважин, гидродинамиче-
ские ис следования скважин, трассерные 
исследо вания и т.д., во время которых 
также рекомендуется учесть результа-
ты фингерпринтинга нефти. Например, 
дендрограмма Варда (рис. 10) позволя-
ет обоснованно подобрать кандидатуры 
добывающих скважин для перевода под 
нагнетание. 

РСА анализ. Компоненты РС-1 и 
РС-2 составляют 83,98% и 10,86% общей 
изменчивости (variables) соответственно. 
Был построен график зависимости компо-

нентов РС-1 и РС-2, охватывающих 
94,84% общей изменчивости (рис. 11), 
ре зуль таты которого хорошо согласуются 
с ре зультатами звёздчатой диаграммы. 
Здесь также выявлено 3 разных группы, 
отме ченных разными цветами. Почти все 
пробы Центрального Нуралы и нефти  
скв. № 96 и 105 Западного Нуралы фор-
мируют отдельную группу (красный), в то 
время как нефти северо-западной части 
Западного Нуралы, кроме скв. № 51, 500 
и 70, обра зуют компактную синюю группу.  
При нало жении этих групп на структурную 
карту м. Нуралы (рис. 12) становится оче-
видно, что такое распределение разных 
групп нефтей связано именно с гео ло-
гической особенностью месторождения. 
Предпо ло жительно м. Нуралы имеет как 
минимум 2 гидродинамических блока, 
смеши ваю щихся между собой в южной 
части Запад ного Нуралы. Явное отли чие 
скв. № 226 от остальных нефтей Цент-
рального Нуралы может быть объяснено 
тем, что она находится на периферии 
и добыча идет также за счет другого 
горизонта. Для под верждения этого нужно 
провести анализы нефти Восточного 
Нуралы (скв. № 400, 401, 410 и др.), 
которые в момент отбора находились в 
бездействии.

По результатам звездчатой диаграм-
мы и дендрограммы Варда по составу 
нефть скв. № 226 немного отличается от 
остальных нефтей Центрального Нура-
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лы, хотя согласно 2D графика она имеет 
почти положительную корреляцию с не-
фтями Центрального Нуралы, что требует 
дальнейших объяснений. В связи с этим 
был построен график зависимости РС-1, 
РС-2 от РС-3 в трехмерном пространстве 
для охвата большей информации по срав-
нению с плоским изображением на РС-1 

и РС-2. На данном 3D-графике, который 
охватывает 97,14% данных по 12 пикам 
ароматических компонентов, видно, что 
значения нефти скв. № 226 вовсе не так 
близко находятся к остальным (красным) 
кругам, а впереди всех кругов (рис. 13), а 
результаты 2D и 3D графиков по осталь-
ным пробам хорошо согласуются.

Рисунок 11. 2D РСА анализ исследованных нефтей по фингерпринтингу

Рисунок 12. Карта распространения выделенных типов нефтей на м. Нуралы с вероятным 
направлением миграции нефтей по результатам геохимических исследований
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Рисунок 13. РСА анализ в трехмерном пространстве

Выводы
В статье сопаставлены результаты 

биомаркерного состава и фингерприн-
тинга нефти всех добывающих скважин 
м. Нуралы (36 проб) в целях расшифров-
ки генетической принадлежности нефти и 
прогнозирования пути миграции нефти на 
м. Нуралы. По результатам биомаркерно-
го анализа установлено, что нефти Цен-
трального Нуралы отличаются от нефтей 
Западного Нуралы по генетическим пара-
метрам, а залежь в южной части Западно-
го Нуралы, вероятно, формировалась за 
счет поступления и смешения УВ-флюи-
дов северо-восточного и северо-западного 
направлений, что также хорошо согласует-

ся с результатами фингерпринтинга. Таким 
образом, предположительно м. Нуралы 
имеет как минимум 2 гидродинамических 
блока, смешивающихся между собой в 
южной части Западного Нуралы. Иссле-
дованные нефти образовались в терри-
генных (глинистых) ОВ, осаждавшихся в 
озерной среде в юрском периоде. Нефти 
Центрального Нуралы обладают большей 
термической зрелостью и более высокой 
плотностью, чем нефти Западного Нура-
лы. Термическая зрелость проб Централь-
ного Нуралы понижается с северо-восточ-
ной части Нуралы в сторону юго-западной 
части, что также может указать на направ-
ление миграции УВ. 
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НҰРАЛЫ КЕН-ОРНЫНДАҒЫ МҰНАЙ МИГРАЦИЯСЫ ЖОЛДАРЫН 
БОЛЖАУ ЖӘНЕ ГЕНЕТИКАЛЫҚ ШЫҒУ-ТИЕСІЛІГІН АНЫҚТАУҒА 

МҰНАЙДЫҢ БИОМАРКЕРЛЕРІ МЕН ФИНГЕРПРИНТИНГ  
ТӘСІЛДЕРІН ҚОЛДАНУ

Е.Ш. Сейтхазиев, Р.Н. Өтеев, М.К. Мұстафаев, Ш. Лю, 
Н.Д. Сарсенбеков, А.К. Досмұхамбетов, Т.Е. Джумабаев

Бұл мақалада мұнайды генетикалық белгілері бойынша генетикалық топ тас
тыру және кенорны аумағында сұйықтық байланысын айқындау, одан әрі мұнайдың 
миграциялық бағытын анықтау мақсатында Нұралы кенорнының барлық мұнай
өндіру ұңғымалары бойынша биомаркерлік талдау мен мұнайды фингерпринтинг 
интерпретациялау (36 үлгі бойынша) нәтижелері берілген. Биомаркер зерттеулері 
бойынша Орталық және Батыс Нұралы мұнай үлгілері бойынша генетикалық шығу 
тегі әр түрлі екендігі, ал Батыс Нұралы учаскелеріннің оңтүстік бөлігіндегі мұнай 
үлгілерінің солтүстікшығыс және солтүстікбатыс бағыттары мұнай негіздерінде 
қалыптасқаны анықталды.

ОрталықНұралы мұнайының БатысНуралы мұнайына қарағанда термикалық 
жағынан жетілу деңгейі жоғары және тығыздығы төмен болып келеді. Орталық
Нұралы кенорнынан алынған мұнай үлгілерінің термикалық жетілуі Нұралының 
солтүстікшығыс бөлігінен оңтүстікбатыс бөлігіне қарай төмендейді. Бұл жағдай, 
сонымен қатар көмірсутектердің миграция бағытын да көрсетуі ықтимал. Орталық
Нұралының солтүстікшығыс бөлігінде газ тақиясының кездесуі  олардың жоғары 
термикалық жетілуіне байланысты болуы мүмкін деген болжамға әкеледі.

Түйінсөздер: биомаркерлер, мұнай фингерпринтингі, стерандар, диастерандар, 
Нұралы, мұнайға қаныққан таужыныстары, термикалық жетілу, корреляция.
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APPLICATION OF BIOMARKERS AND OIL FINGERPRINTING FOR 
GENETIC CLASSIFICATION OF OIL FAMILIES AND PREDICTION OF OIL 

MIGRATION PATHWAYS IN NURALY FIELD
Y.Sh. Seitkhaziyev, R.N. Uteyev, M.K. Mustafaev, Sh. Liu, 

N.D. Sarsenbekov, A.K. Dosmukhambetov, T.Y. Dzhumabayev
This paper presents the interpretation of the results of biomarker analysis and oil 

fingerprinting of all producing wells (36 samples) of Nuraly field for genetic typing and fluid 
communication assessment within the field, followed by predicting the hydrocarbon migration 
pathways. According to the biomarker study, it was revealed that the oils of central and 
western Nuraly have genetically different origins, and the petroleum accumulation in the 
southern part of West Nuraly was formed by the continuous secondary migration of HC from 
the northeastern and northwestern directions. Oils from central Nuraly field have higher 
thermal maturity and lower density than those of western Nuraly do. The thermal maturity 
of samples from Central Nuraly decreases from the northeastern part of Nuraly towards the 
southwestern part, which may also attest to hydrocarbon migration pathways. The presence of 
gas caps in the northeastern part of Central Nuraly may be due to their high thermal maturity. 

Key words: biomarkers, oil fingerprinting, steranes, diasteranes, Nuraly, oil source rock, 
thermal maturity, correlation.
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Е.Е. Ергожин , Т.К. Чалов, Т.В. Ковригина, Е.А. Мельников, К.Х. Хакимболатова

УДК 665.662

ПОВЫШЕНИЕ КАЧЕСТВА ОБОРОТНОЙ ВОДЫ МЕТОДОМ 
ИМПУЛЬСНОЙ ЭЛЕКТРОМАГНИТНОЙ ОБРАБОТКИ

Е.Е. Ергожин , Т.К. Чалов, Т.В. Ковригина, Е.А. Мельников,  
К.Х. Хакимболатова

Актуальность данной работы имеет исключительное значение и широкое 
применение в технологических процессах на большинстве промышленных пред
приятий, в том числе нефтеперерабатывающих. Промышленные предприятия 
нефтяной отрасли подвержены строгому контролю по защите окружающей среды, 
расходу воды, количеству и качеству сбрасываемых сточных вод. В данной статье 
приведены данные по очистке оборотной воды перед секцией осветления методом 
обратного осмоса c применением прибора электромагнитной обработки. Авторами 
изготовлена пилотная обратноосмотическая установка производительностью  
0,370 м³/ч, выход по пермеату (очищенной воде) составил 0,3 м³/ч, сброс концентрата –  
0,07 м³/ч. Испытательный стенд работает по замкнутой схеме, т.е. пермеат и 
рассол возвращаются в исходную емкость. Разработаны технологическая схема 
очистки до норм, отвечающих требованиям подпиточной воды, а также техническое 
задание на проектирование промышленных систем оборотного водоснабжения. 

Ключевые слова: пилотная обратноосмотическая установка, электромагнитная 
обработка, производительность, степень очистки, нефтепродукты, общее 
солесодержание, жесткость воды, технологическая схема, пермеат, концентрат.

Введение
Системы водоснабжения и водоотве-

дения промышленных предприятий ока-
зывают как прямое, так и косвенное нега-
тивное воздействие на окружающую среду. 
Поэтому эксплуатация таких систем долж-
на осуществляться в соответствии с поло-
жениями об охране окружающей среды. 
Должны предусматриваться мероприятия 
по охране окружающей среды, рациональ-
ному использованию водных ресурсов и 
обеспечению экологической безопасности. 
Водоснабжение промышленных предприя-
тий должно предусматривать максималь-
ный оборот производственных сточных 
вод для восполнения потерь воды [1–3].

Поддержание качества воды в обо-
ротных системах является важным факто-
ром оптимального режима работы произ-
водства, влияющим, главным образом, на 
эффективность работы теплообменных 
устройств. Ухудшение качества воды при-
водит к уменьшению работоспособности 
и производительности нефтеперерабаты-
вающего завода. Для решения основных 
возникающих проблем СНИПом предус-
матривается продувка системы, подщела-
чивание или подкисление воды и т.д. [4] 
С недавних пор появились новые методы 
защиты: в систему вводятся различные по-
лимерные добавки – реагенты, предотвра-

щающие образование кальциевых отло-
жений, коррозии и биообрастания в 
раз личных элементах оборотной системы 
пред приятия. При охлаждении оборотной 
воды за счет испарения в градирнях, дру-
гих потерь и подпитки менее дешевой (не 
деми не рализованной) водой концентра-
ция солей в системе повышается, меняя 
свойства оборотной воды, что приводит к 
необхо димости автоматического дозиро-
вания и корректировки дозы полимерных 
реагентов в зависимости от свойств обо-
ротной воды в различные моменты экс-
плуатации для поддержания постоянных 
свойств [5–8].

Предприятия нефтеперерабатываю-
щей промышленности являются крупней-
шими источниками загрязнения окружа-
ющей среды. На территории Республики 
Казахстан нефтяная отрасль представле-
на полным перечнем технологических про-
цессов. При этом на всех этапах пере-
работки нефти происходит загрязнение 
природных объектов [9, 10].

Известно, что мембранные процессы 
(электрохимические и баромембранные, 
мембранно-биореакторные и т.д.) в соче-
тании с другими возможностями и с вклю-
чением инновационных компонентов могут 
существенно повысить эффективность и 
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производительность очистительных уста-
новок.

Целью данной работы является про-
ведение испытаний пилотной обратно-
осмотической установки с применением 
импульсной электромагнитной обработ-
ки воды перед секцией осветления ТОО 
«Атырауский нефтеперерабатывающий 
завод» (далее – ТОО «АНПЗ»).

Результаты и обсуждение
В ходе проведения данной работы 

разработана опытно-конструкторская до-
кументация на изготовление пилотной 
установки, включающая узел обратно-
осмотического опреснения воды, совме-
щенный с генератором импульсного элек-
тромагнитного поля, и технологическая 
схема очистки воды с целью повышения 
качества оборотной воды с применением 

технологии импульсной электромагнитной 
обработки воды (рис. 1). Известно, что при 
снижении объема концентрата увеличива-
ется концентрация всех солей в нем: на-
ходящиеся в концентрате соли жесткости 
образуют микрокристаллы с выделением 
их на поверхности мембранного элемен-
та [11]. В результате производительность 
установки резко уменьшается, а мембран-
ные элементы необходимо подвергать 
«химической» промывке или замене. Ре-
шить эту проблему можно либо с помощью 
реагентов, вводимых в исходную воду, 
либо при помощи импульсной электромаг-
нитной обработки воды в процессе обрат-
ного осмоса. Для выполнения этой задачи 
необходимо создать условия, когда только 
зарождающиеся микрокристаллы солей 
жесткости будут находиться в воде как бы 
на «магнитной подушке», без выделения 
их на поверхности мембраны.

Рисунок 1. Принцип работы прибора электромагнитной обработки воды

Электромагнитный преобразователь 
предназначен для очистки и защиты от 
отложений солей жёсткости. Он может ис-
пользоваться как самостоятельно, так и в 
качестве дополнения к уже имеющимся 
системам водоподготовки. В блоке управ-
ления расположена печатная плата с 
мощным электромагнитом и микропроцес-
сором, который генерирует электромагнит-
ные импульсы и управляет изменением 
диапазона частот от 1 до 25–50 кГц. Элек-
тромагнитные волны различной длины и 
меняющихся во времени амплитуды и час-
тоты передаются по проводам-излучате-
лям. Электромагнитный импульс концен-
трируется в объеме воды, протекающей 
в трубопроводе в том месте, где установ-
лена катушка. Под воздействием электро-
магнитных волн двухвалентные катионы 
кальция и магния теряют возможность 

взаимодействовать с анионами и образо-
вывать нерастворимые соединения. Пре-
образованные катионы кальция и магния 
теряют возможность кристаллизоваться и 
выпадать в осадок. При этом химический 
и минеральный состав воды не меняется.

Согласно техническому заданию для 
проведения длительных испытаний тех-
нологии магнитно-импульсной обработки 
воды был разработан комплект докумен-
тов на испытательный стенд, включающий 
в себя обратноосмотическую установку, 
снабженную прибором электромагнитной 
обработки воды (далее – ПЭО). 

Технологическая схема представлена 
на рис. 2, по которой исходная вода посту-
пает в емкость Е1. Из емкости Е1 насосом 
Н1 вода подается на механический фильтр 
Ф1 с порогом фильтрации 5 мкм, затем 
вода поступает на обратноосмотическую 
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установку производительностью 300 л/ч. В 
установке фильтрованная вода насосами 
высокого давления НВ подается на блок 
обратноосмотических элементов A1–A2. 
Перед насосом высокого давления НВ – 
после точки врезки рециркуляционной ли-
нии – на трубопроводе устанавливается 
ПЭО. Расходы концентрата, пермеата и 
рециркуляции концентрата контролируют-
ся по ротаметрам Р1, Р2, Р0 соответствен-
но. Работа фильтра Ф1 контролируется по 
перепаду давления – манометры, пока-
зывающие М1, М2. Работа элементов об-
ратноосмотических А1–А2 контролируется 
по ротаметрам Р1, Р2, Р0 и по перепаду 
давления на манометрах М3, М4. Испыта-
тельный стенд работает по замкнутой схе-

ме, т.е. пермеат и рассол возвращаются в 
исходную емкость.

Контролируемые параметры испыта-
тельного стенда: производительность по 
пермеату, концентрату, рециркуляционной 
линии, перепад давления на фильтре Ф1 и 
элементах А1–А2; общая минерализация 
(далее – TDS) в емкости Е1, в пермеате и 
концентрате.

Прибор электромагнитной обработки 
воды представлен на рис. 3.

Комплектация испытательного 
стенда
Испытательный стенд имеет следую-

щий комплектацию:

Таблица 1. Комплектация испытательного стенда
Наименование комплектующего Количество, ед.

Рама 2
Фильтр тонкой очистки 1
Импульсный магнитный преобразователь 1
Катушка магнитная 1
Корпус мембранного элемента 4040 4
Мембранный обратноосмотический элемент 4040 4
Насос высокого давления 2
Трубопроводы, краны, ротаметры, манометры, измерительная аппаратура 1 комплект

Рисунок 2. Технологическая схема испытательного стенда
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Рисунок 3. Прибор электромагнитной обработки воды

Проведены испытания пилотной уста-
новки для очистки оборотной воды перед 
секцией осветления, доставленной с ТОО 
«АНПЗ». Испытания проводились в период 
с 25 июня по 18 сентября 2020 г. В ходе про-
ведения испытаний на экспериментальной 
установке был подобран оптимальный 
режим по повышению качества оборот-
ной воды методом обратноосмотического 
опреснения с применением импульсной 
электромагнитной обработки воды.

Описание режима по расходам 
воды на экспериментальных  
установках
На вход в линию насоса высокого 

давления обратноосмотической установки 
подавался поток воды с производитель-
ностью 0,370 м³/ч, выход по пермеату (по 

очищенной воде) составлял 0,3 м³/ч, сброс 
концентрата составлял 0,07 м³/ч.

Фрагменты результатов испытаний, 
проведенных с 25.06.2020 г. по 18.09.2020 г.,  
приведены в табл. 2.

В результате проведенных испытаний 
и исходя из данных протоколов независи-
мой лаборатории установлено, что общее 
солесодержание снизилось в воде перед 
секцией осветления с 427 до 13,0 мг/л,  
рН – с 7,8 до 6,6.

Обработка воды в магнитном поле 
применяется для борьбы с накипеобразо-
ванием. Сущность метода состоит в том, 
что при пересечении водой магнитных си-
ловых линий катионы солей жесткости вы-
деляются не на поверхности нагрева, а в 
массе воды. Метод эффективен при обра-
ботке вод кальциево-карбонатного класса 
[12].
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Если в воде присутствуют диссоци-
ирующие соли (присутствуют соли гидро-
карбоната кальция СаНСО₃ в воде ТОО 
«АНПЗ»), при магнитной обработке проис-
ходит несколько процессов:

– смещение электромагнитными си-
лами полей равновесия между структур-
ными компонентами воды;

– физико-химический механизм 
уве личения центров кристаллизации в 
объе ме жидкости после ее магнитной 
обра ботки, а также изменение скорости 

коа гуляции (слипания и укрупнения) дис-
персных частиц в потоке жидкости.

Магнитная обработка воды нами 
осуществлялась прибором «Термит», ко-
торый создает низкочастотные сигналы 
переменной частоты диапазона 1–10 кГц, 
поступающие по проводам излучателя, на-
мотанным по определенной схеме и после-
довательности на трубопровод.

На рис. 4 представлены фотографии 
разрезанных мембран после очистки с 
применением электромагнитной обработ-
ки и без применения.

              а)        б)
Рисунок 4. Фотографии разрезанных мембран: а) с применением электромагнитной 

обработки воды; б) без применения электромагнитной обработки воды

Из рис. 4, б), видно, что на обратно-
осмотических мембранах образуются от-
ложения – соли кальция и магния (рыхлое 
пористое порошкообразное вещество из-
весткового происхождения), а использо-
вание магнитной обработки воды в опрес-
нении перед секцией осветления имеет 
положительный результат. Соли кальция 
и магния не оседают на обратноосмоти-
ческих мембранах (рис. 4, а), тем самым 
продлевая срок службы обратноосмоти-

ческих мембран, которые являются наи-
более дорогостоящими комплектующими 
частями установки.

Таким образом, применение магнит-
ной обработки воды в технологии очистки 
воды обратным осмосом имеет большие 
перспективы по ряду причин:

– защита обратноосмотических 
мембран от отложений, тем самым уве-
личе ние срока их службы;
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– невысокая стоимость прибора 
магнитной обработки воды;

– простота схемы подключения при-
бора, что позволяет не менять уже сущест-
вующую технологическую схему очистки 
воды.

Выводы
Разработана высокоэффективная 

технология очистки воды перед секцией 

осветления ТОО «АНПЗ», основанная на 
методе обратного осмоса с применением 
импульсной электромагнитной обработки. 
Установлено, что применение данной тех-
нологии позволяет минимизировать сброс 
воды и продлевать срок службы мембран, 
защищая их от отложений. При этом дости-
гается высокое опреснение воды до норм, 
отвечающим требованиям подпиточной 
воды. 
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АЙНАЛЫМДАҒЫ СУДЫҢ САПАСЫН ИМПУЛЬСТІ-
ЭЛЕКТРОМАГНИТТІК ӘДІСПЕН ЖАҚСАРТУ

Е.Е. Ерғожин , Т.К. Чалов, Т.В. Ковригина, Е.А. Мельников, К.Х. Хакимболатова
Бұл жұмыстың өзектілігі өте маңызды және технологиялық үрдістерде 

көптеген өнеркәсіп кәсіпорындарында, оның ішінде мұнай өңдеу зауыттарында 
су кеңінен қолданылады. Мұнай өнеркәсібінде қоршаған ортаны қорғауға, суды 
тұтынуға, ағынды сулардың мөлшері мен сапасына қатаң бақылау жүргізеді. Бұл 
мақалада электромагниттік тазарту құралын қолдана отырып, кері осмос әдісімен 
айналымдағы суды тазарту туралы мәліметтер келтірілген. Авторлар қуаттылығы 
0,370 м³/сағ болатын, өткізгіштігі 0,3 м³/сағ. (тазартылған су үшін), концентраттың 
шығымы 0,07 м³/сағ. сәйкес кері осмос қондырғысын жасап шығарды. Жасақталған 
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ПОВЫШЕНИЕ КАЧЕСТВА ОБОРОТНОЙ ВОДЫ МЕТОДОМ  
ИМПУЛЬСНОЙ ЭЛЕКТРОМАГНИТНОЙ ОБРАБОТКИ

сынақ стенді жабық тізбекте жұмыс істейді, яғни, өткізгіш пен тұзды ерітінді 
соңынан бастапқы ыдысқа қайтарылады. Қайтарылған суды стандарт талаптарына 
сәйкес тазарту технологиялық сызбалары, сонымен қатар сумен жабдықтаудың 
өндірістік қайта өңдеу жүйелерін жобалауға арналған техникалық тапсырма әзірленді.

Түйінсөздер: пилоттық кері осмос қондырғысы, электромагниттік өңдеу, 
өнімділігі, тазарту дәрежесі, мұнай өнімдері, жалпы тұз мөлшері, судың кермектігі, 
технологиялық сызбасы, өткізгіш, концентрат.

IMPROVING THE QUALITY OF RECYCLED WATER BY PULSED 
ELECTROMAGNETIC TREATMENT

E.E. Ergozhin , T.K. Chalov, T.V. Kovrigina, Ye.A. Melnikov, K.Kh. Khakimbolatova
The relevance of this work is of exceptional importance and is widely used in technological 

processes at most industrial enterprises, including oil refineries. Industrial enterprises of the oil 
industry are subject to strict controls on environmental protection, water consumption, and the 
quantity and quality of wastewater discharged. This article presents data on the treatment of 
recycled water before the clarification section by reverse osmosis using an electromagnetic 
treatment device. The authors made a pilot reverse osmosis unit with a capacity of 0.370 m3/h, 
the permeate output (for purified water) was 0.3 m3/h, the concentrate discharge was 0.07 
m3/h.  The test bench operates in a closed circuit, i.e. the permeate and brine are returned 
to the original container. The technological scheme of purification to the standards that meet 
the requirements of make–up water, as well as the technical specification for the design of 
industrial recycling water supply systems, has been developed. 

Keywords: pilot reverse osmosis plant, electromagnetic treatment, productivity, degree 
of purification, petroleum products, total salinity, water hardness, technological scheme, 
permeate, concentrate.
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СРАВНИТЕЛЬНЫЕ ИСПЫТАНИЯ ПОРОШКА ЗОЛЫ УНОСА  
В КАЧЕСТВЕ ТВЕРДОТЕЛЬНОГО ДЕЭМУЛЬГАТОРА

М.А. Мысаханов, А.С. Жакыпов, А.М. Бахадур, Н.В. Хан,  
Е. Ерланулы, М.Т. Габдуллин

В данной работе исследована эффективность частиц золы в качестве 
твердотельного деэмульгатора для дестабилизации водонефтяной эмульсии. 
Размер фракции в использованном твердотельном порошке не превышает 40 мкм 
в диаметре. Деэмульгатор состоит в основном из фаз гематита (Fe2O3) и корунда 
(Al2O3). Введение в нефтяную эмульсию золы уноса приводит к деэмульгации воды 
от нефти. Дозировка порошка составила от 0,1 до 1 г. Увеличение дозировки золы 
уноса приводит к быстрому сбросу воды из эмульсии. В данном исследовании были 
выявлены деэмульгирующие свойства порошка золы уноса. Также при повторном 
диспергировании деэмульгированных проб повторное образование эмульсии не 
наблюдалось, вследствие чего можно предположить, что порошок золы уноса 
может способствовать деасфальтенизации водонефтяной эмульсии. Повторное 
использование отходов производств является важным методом для улучшения 
экологического состояния страны.

Ключевые слова: деэмульгация, зола уноса, нефть, водонефтяная эмульсия, 
повторное использование отходов.

Введение
На данный момент вся сырая нефть 

добывается в виде стойкой водонефтяной 
эмульсии (далее – ВНЭ), стабильность ко-
торой обеспечивается за счет природных 
поверхностно-активных веществ (далее – 
ПАВ).

Образование ВНЭ происходит при 
смешивании воды, закачиваемой в пласт 
для поддержания пластового давления, 
и нефти. При этом происходит взаимное 
диспергирование воды в нефти или же 
нефти в воде, в результате чего образуется 
эмульсия. Эмульсия, образованная путем 
движения жидкости по стволу скважины 
нефтесборных трубопроводов, быстро ста-
билизируется природными ПАВ, которые 
образуют механически прочные защитные 
пленки на границе раздела вода-нефть. 
Состав природных ПАВ весьма разнообра-
зен: к нему относятся асфальтены, смолы 
нафтеновых кислот и тяжелых металлов, 
парафины, церезины, тонкодисперсные 
неорганические вещества, состоящие из 
глины, песка и горных пород [1]. Асфальте-
ны играют основную роль в стабилизации 
ВНЭ, в работах [2, 3] было установлено, 
что нефти, подвергнутые деасфальтени-
зации, не способны образовывать стойкие 
эмульсии, и после удаления асфальтенов 
эмульгирующая способность большинства 
нефтей резко снижается. Также в работе [3]  

исследовалась стабильность эмульсии 
типа «вода в нефти», было установлено, 
что устойчивость эмульсии зависит от про-
центного содержания асфальтенов в неф-
ти.

Переработка нефти без тщательной 
деэмульгации приводит к таким вынужден-
ным затратам, как транспортировка беспо-
лезных объемов воды наряду с нефтью. 
Дополнительно наблюдается износ тру-
бопроводов, насосов, производственного 
оборудования, ректификационных колонн 
и дорогостоящих катализаторов из-за со-
держания едких солей в водной фазе. Та-
ким образом, деэмульгация ВНЭ является 
одним из самых важных этапов в нефтяной 
промышленности. 

Для достижения удовлетворяющих 
показаний по содержанию воды и хло-
ристых солей при первичной подготовке 
нефти применяют различные технологи-
ческие приемы и методы воздействия на 
нефтяную эмульсию. Среди них самым 
распространенным является термохими-
ческий метод, суть которого заключает-
ся в добавлении в эмульсию химических 
ПАВ, которые при небольшом нагревании 
вытесняют природные ПАВы с границы 
раздела вода-нефть. Механизм действия 
деэмульгаторов на эмульсию основан 
на процессе замещения менее активных 
природных эмульгаторов на границе раз-
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дела фаз вода-нефть и их вытеснением 
в объём водной или нефтяной фазы [5], 
т.е. деэмульгаторы должны обладать бо-
лее высокой активностью, чем эмульгато-
ры. Несмотря на высокую эффективность 
данного метода, цены на реагенты очень 
высоки, а невозможность их извлечения из 
водной фазы приводит к некоторым эколо-
гическим проблемам. Также по мере раз-
работки одного нефтяного месторождения, 
в зависимости от глубины добычи, состав 
эмульсии меняется, поэтому возникает 
необходимость оптимизации деэмульги-
рующего агента или подбора другого. В 
последнее время происходит активное 
изучение так называемых твердотельных 
деэмульгаторов, состоящих из таких ве-
ществ, как кварц, корунд, гематит и т.д., в 
связи с возможностью их повторного ис-
пользования в процессе обработки нефти. 
Таким образом, поиск и разработка новых 
и более дешевых деэмульгаторов остает-
ся актуальной темой. 

В данной работе в качестве деэмуль-
гаторов ВНЭ использовалась зола уноса 
(зола после сжигания угля) Алматинской 
теплоэлектростанции (далее – ТЭЦ). Вви-
ду того, что зола уноса является отходом, 
целесообразно его вторичное применение 
в данной области.

Целью данной работы является про-
ведение сравнительных лабораторных ис-
пытаний по определению эффективности 
золы уноса Алматинской ТЭЦ в качестве 
деэмульгатора на искусственной эмульсии 
м. Каламкас.

Экспериментальная часть
Во всех экспериментах была исполь-

зована искусственная эмульсия, приго-
товленная смешиванием нефти и воды 
в соотношении 0,6 : 0,4 соответственно. 
По степени дисперсности глобул воды в 
нефти приготовленная эмульсия соответ-
ствует реальным промысловым условиям. 
В качестве водной фазы использовалась 
промысловая вода м. Каламкас. Пробо-
подготовка используемого деэмульгатора 
заключалась в тщательном высушивании 
золы при 60°С в течение 24 ч и последую-
щем просеивании через лабораторное 
сито с размером ячейки в 40 мкм. 

Деэмульгация проводилась в цилин-
дрических пробирках объемом 50 мл. Зола 

добавлялась в эмульсию в количестве 0,1, 
0,5 и 1 г. Для сравнительного анализа ис-
пользовали эталонный (холостой) образец 
эмульсии без золы. Каждую смесь встряхи-
вали вручную в течение 1 мин, а затем по-
мещали в печь при 60°C. Эффективность 
деэмульгирования рассчитывалась путем 
измерения объема воды, отделившейся от 
эмульсии, с учетом времени и начального 
объема воды по следующей формуле [7]:

   De(%) = (V/V0) · 100%  (1)

где V представляет собой объем 
воды, отделившейся от эмульсии, а Vo – 
начальный объем промысловой воды.

Фазовый состав золы уноса был ис-
следован посредством рентгенофазового 
анализа. Анализ был выполнен при помо-
щи рентгеновского дифрактометра Rigaku 
MiniFlex 600 с медным катодом (СuKα), на-
пряжение на рентгеновской трубке 40 kV,  
ток трубки 15 mA, шаг движения гонио-
метра 0,02° 2θ. При проведении фазово-
го анализа использовалась программа 
PCPDFWIN с базой дифрактометрических 
данных PDF-2. Морфология и размеры 
частиц золы были исследованы скани-
рующим электронным микроскопом SEM 
Quanta 3D 200i. Визуальный послойный 
анализ эмульсии проводили при помощи 
тринокулярного микроскопа XJP-146JBT.

Результаты и обсуждения
Рентгенограмма золы уноса представ-

лена на рис. 1. Согласно полученным дан-
ным, преобладающими фазами в составе 
образца являются гематит (Fe2O3) и корунд 
(Al2O3). На графике видно, что отдельные 
пики образца соответствуют дифрактомет-
рическим стандартным данным, где синие 
колонки – это Fe2O3, а красные – Al2O3. На 
рис. 2 показан снимок образца золы, полу-
ченный на сканирующем электронном ми-
кроскопе. Как можно заметить, в основном 
частицы имеют форму сферы по разме-
рам, не превышающим 40 мкм. Такая фор-
ма частиц обусловлена технологическим 
режимом ТЭЦ, при котором под действием 
высокой температуры в печи происходит 
плавление мельчайших оксидов, содер-
жащихся в угле, и их последующее резкое 
охлаждение на выходе.
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Рисунок 1. РФА золы уноса

Рисунок 2. Снимок изображения порошка 
золы, полученный с использованием 

сканирующего электронного микроскопа

Как видно из табл. 1, введение в 
эмульсию золы уноса приводит к деэмуль-
гации ВНЭ. Увеличение дозировки золы 
уноса приводит к быстрому сбросу воды из 
эмульсии [8]. Так, при 20-минутном отстаи-

вании проб ВНЭ в водяной бане с концен-
трацией золы уноса в 1 г. выделилось 15 мл  
воды. В пробах с концентрацией золы уно-
са 0,1–0,5 г. наблюдался процесс выделе-
ния воды (рис. 3). 

Таблица 1. Результаты исследования динамики деэмульгации
Параметр Холостая проба Проба 1 Проба 2 Проба 3

Дозировка золы уноса, г 0 1,0 0,5 0,1
Выделенный объем воды после 15 мин 
в бане, мл 0 12,5 6,5 2,5

Выделенный объем воды после 20 мин 
в бане, мл 0 15,0 7,5 5,0

Также стоить отметить, что после про-
цесса деэмульгации пробы с содержанием 
золы уноса, которые были повторно дис-
пергированы, не способны образовывать 
стойкие эмульсии. Из этого можно сделать 
вывод о деэмульгирующих свойствах золы 
уноса на ВНЭ м. Каламкас. Как видно из 
рис. 3 (пробирки слева направо: холостая, 
0,1 г, 0,5 г, 1 г) в холостой пробе отсутству-
ет граница раздела вода-нефть, эмульсия 
стойкая, а в пробах деэмульгированных 
порошком золы уноса наблюдается четкая 
граница раздела фаз. Однако на стенках 
пробирок наблюдается адгезия нефти [9]. 

Рисунок 3. Динамика выделения водной 
фазы из эмульсии в зависимости  

от времени и количества добавленного 
деэмульгатора

На рис. 4–6 представлены оптические 
снимки послойного анализа холостой про-
бы. 
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Рисунок 4. Оптический снимок верхнего 
слоя холостой пробы

Рисунок 5. Оптический снимок среднего 
слоя холостой пробы 

Рисунок 6. Оптический снимок нижнего слоя 
холостой пробы

Как видно из послойного анализа хо-
лостой пробы (рис. 4–6), наблюдается уве-
личение содержание глобул воды с верх-
него уровня отбора до нижнего. В самом 
нижнем слое (рис. 3) наблюдается эмуль-
сия.

На рис. 7–9 представлены оптические 
снимки верхних и нижних слоев деэмуль-
гированных проб порошком золы уноса с 
дозировкой от 0,1–1 г. на 50 мл ВНЭ.

а) б)
Рисунок 7. Послойный анализ деэмульгированных проб порошком золы уноса  

дозировкой 1 г на 50 мл
а – верхний слой, б – нижний слой
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а) б)
Рисунок 8. Послойный анализ деэмульгированных проб порошком золы уноса  

дозировкой 0,5 г на 50 мл
а – верхний слой, б – нижний слой

а) б)
Рисунок 9. Послойный анализ деэмульгированных проб порошком золы уноса  

дозировкой 0,1 г на 50 мл
а – верхний слой, б – нижний слой

Как видно из рис. 7–9, наблюдается 
уменьшение количества водяных глобул в 
верхнем и нижнем слое проб по сравнению 
с холостой пробой. Также в каждом из проб 
наблюдается равномерное распределение 
глобул воды при послойном анализе.

Выводы
В данной работе показана эффектив-

ность частиц золы в качестве деэмульга-
тора водонефтяной эмульсии. Введение 
в эмульсию золы уноса приводит к разде-
лению воды от нефти. Дозировка порошка 
составляла от 0,1 до 1 г. Увеличение до-
зировки золы уноса приводит к быстрому 
сбросу воды из эмульсии. При послойном 

анализе было выявлено равномерное 
распределение глобул воды. Также при 
повторном диспергировании деэмульги-
рованных проб повторное образование 
эмульсии не наблюдалось, вследствие 
чего можно предположить, что порошок 
золы уноса может способствовать деас-
фальтенизации ВНЭ. Из проделанных экс-
периментов и из различных источников, 
где исследовалось влияние асфальтенов 
на стабильность ВНЭ [1–4, 6], можно сде-
лать предположение, что порошок золы 
уноса может быть использован для де-
асфальтенизации ВНЭ. Более детальное 
исследование будет проводиться в даль-
нейшем. 
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ҚАТТЫ КҮЛ-ҰНТАҚТАРДЫ ДЕЭУМЛЬГАТОР РЕТІНДЕ 
САЛЫСТЫРМАЛЫ ТҮРДЕ СЫНАУ

М.А. Мысаханов, А.С. Жақыпов, А.М. Бахадур, Н.В. Хан, Е. Ерланұлы,  
М.Т. Габдуллин

Бұл мақалада күлбөлшектердің мұнайсу эмульсиясын тұрақсыздандыру үшін 
пайдаланатын қаттыдеэмульгаторлардың тиімділігі бойынша зерттеу мәлі
меттері баяндалған. Зерттеулерде пайдаланылған қатты ұнтақтың фракциялық 
өлшемі 40 микроннан аспайды. Деэмульгатор, негізінен гематит (Fe2O3) және корунд 
(Al2O3) фазаларынан тұрады. Мұнай эмульсиясына күлұнтақтарын енгізгенде 
мұнайдан судың бөлінуіне әкеліп соқтырады. Күлұнтағының мөлшері 0,1ден 1 г 
шама сында болды. Күлұнтағының мөлшері жоғарылауы судың эмульсиядан тез 
ажырауына әкеледі. Бұл зерттеу жұмыстарында күлұнтақтың деэмульсиялық 
қасиеттері анықталды. Сондайақ, деэмульсияланған сынамаларды қайта ыдырату 
барысында кері эмульсия түзілу жағдайы байқалмады. Нәтижесінде, күлұнтақ майсу 
эмульсиясының деасфальттану үрдісіне ықпал етеді деп болжауға болады. Өндірістік 
қалдықтарды қайта пайдалану – мемлекеттегі экологиялық әхуалын жақсартудың 
маңызды әдісі болып табылады.

Түйінсөздер: деэмульгация, күл, мұнай, суэмульсиясы, қалдықтарды қайта 
пайдалану.

COMPARATIVE TESTS OF FLY ASH POWDER AS SOLID 
DEMULSIFIERS

M.A. Mysakhanov, A.S. Zhakypov, A.M. Bakhadur, N.V. Khan, E. Erlanuly, M.T. Gabdullin
This work investigates the effectiveness of fly ash particles as a solid demulsifier for 

destabilizing an oilwater emulsion and effectively removing water. The size of the fraction 
in the used solid powder does not exceed 40 microns in diameter. The demulsifier consists 
mainly of hematite (Fe2O3) and corundum (Al2O3) phases. The introduction of fly ash into 
the oil emulsion leads to demulsification of water from oil. The dosage of the powder ranged 
from 0.1 to 1 g. An increase in the dosage of fly ash leads to a rapid discharge of water from 
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the emulsion. The study identifies the demulsifying properties of fly ash powder. Also, upon 
redispersion of demulsified samples, no reemulsion was observed, as a result of which, it can 
be assumed that fly ash powder can contribute to deasphalting of oilwater emulsion. Reuse of 
industrial waste is an important method for improving the ecological state of the country.

Key words: demulsification, fly ash, oil, oilwater emulsion, reuse of waste.
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О ДОЛГОВЕЧНОСТИ КРЕПИ НАГНЕТАТЕЛЬНЫХ СКВАЖИН

УДК 622.24

О ДОЛГОВЕЧНОСТИ КРЕПИ НАГНЕТАТЕЛЬНЫХ СКВАЖИН

Ф.А. Агзамов

Цементный камень, являющийся «наиболее слабым звеном» крепи скважин, 
легко разрушается при работах внутри обсадных колонн и уязвим к действию 
большинства пластовых флюидов. В нагнетательных скважинах под действием 
закачиваемой в пласты воды происходит интенсивное выщелачивание цементного 
камня, приводящее к его полной деградации через несколько лет работы скважины. 
Следствием указанного являются закачка жидкости в другие пласты и повышенная 
коррозия обсадных колонн. Анализ промыслового материала показал, что в нагне
тательных скважинах при возникновении межпластового перетока цементный 
камень может полностью разрушиться через 4–6 лет, тогда как в эксплуатационных 
скважинах он полностью сохраняет технологичские свойства и по прошествии  
20 лет.

Рассмотрение теории процесса коррозии выщелачивания цемента позволило 
определить основные направления снижения скорости коррозии, направленные на 
улучшение структурных характеристик цементного камня. Среди них следует 
выделить уменьшение начального водосодержания и оптимизацию структуры 
порового пространства.

Анализ нагрузок, действующих на крепь скважины, показал, что при проведении 
перфорации, гидроразрыве пласта и углублении скважины напряжения, возникающие 
в цементном камне, превосходят его прочностные показатели. Для минимизации 
указанных отрицательных последствий целесообразно применение армированных и 
«самозалечивающихся» цементов.

Ключевые слова: нагнетательные скважины, цементный камень, коррозия 
выщелачивания, структура, гидролиз и растворение.

Введение
При проведении динамических (удар-

ных) воздействий внутри обсадных колонн 
более всего подвержен разрушению це-
ментный камень. Наиболее сильное не-
гативное воздействие на него создается 
при перфорации, углублении скважины, 
гидроразрыве продуктивного пласта [1–4]. 
Кроме этого, цементный камень уязвим к 
воздействию большинства компонентов 
пластовых флюидов [5–8]. 

При этом следует помнить, что це-
ментный камень за счет высокой щелочно-
сти поровой жидкости (рН ≥ 12,5) обеспе-
чивает коррозионную стойкость обсадной 
колонны, образуя на ее поверхности плен-
ку, препятствующую проникновению агрес-
сивных ионов к металлу [7, 9, 10]. Дока-
зательством могут явиться результаты 
исследования Загирова М.М., показавшего 
на примере месторождений Татарстана, 
что только наличие надежного цементного 
кольца продлевает срок службы скважины 
[10–12].

Одним из наиболее агрессивных аген-
тов по отношению к цементному камню 

является пресная вода, которая вызывает 
коррозию выщелачивания [6, 8]. 

По многим месторождениям количе-
ство выявленных нарушений в нагнета-
тельных скважинах более чем на порядок 
превышает аналогичные показатели по 
эксплуатационным колоннам, и на долю 
нагнетательных скважин приходится ос-
новное количество выполненных капи-
тальных ремонтов, связанных с восстанов-
лением герметичности крепи. 

Анализ промыслового материала
Результаты исследования состояния 

цементного камня в заколонном простран-
стве скважин, проведенные Зариповым 
А.К. на Арланском и Туймазинском место-
рождениях [13–15], подтверждают выше-
изложенное предположение. Например, на 
Александровской площади Туймазинского 
месторождения при помощи бокового свер-
лящего керноотборника были отобраны об-
разцы колонны и цементного камня в раз-
личных по назначению эксплуатационных 
скважинах. На нагнетательной скв. № 714 
первоначально были определены зоны хо-
рошего сцепления цементного камня с ко-
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лонной по показаниям акустичес кого конт-
роля цементирования и практически по 
всему интервалу подъема цемента были 
отобраны образцы. Эти образцы были 
отобраны на глубине от 1664–1226 м,  
т.е. практически по всему интервалу подъ-
ема цемента. Из поднятых 14 образцов в 
шести был заколонный материал, пред-
ставленный в основном пластичной мас-
сой темно-серого цвета. Описание двух 

отобранных проб (табл. 1) показало, что 
в поднятых образцах заколонный мате-
риал был представлен преимущественно 
пластичной массой темно-серого цвета, 
исследования которой показали, что за 
обсадной колонной цементный камень 
отсутствует или претерпел существенные 
изменения, и не может служить защитным 
слоем для обсадной колонны и ограничи-
вать межпластовые перетоки (рис. 1).

  
          а)                             б)

Рисунок 1. Образцы цементного камня, отобранные из затрубного пространства 
нагнетательных скважин

а) образец № 1, глубина 1664 м; б) образец № 2, 1607 м

Таблица 1. Характеристика кернового материала по скв. № 714
Описание шлифов

Образец №1, глубина отбора 1664 м
Вязкая пастообразная масса (рис. 1а) по петрографическому составу может соответствовать мер-
гелю. Состоит из пелитоморфных (менее 0,01 мм) глинистых частиц и зерен карбоната кальция. 
Среди глинисто-карбонатной массы рассеяны слабо окатанные зерна кварца, кальцита, аргилли-
та, слюды и черных минералов. Примесь обломочного материала не превышает 5–6%. Содержа-
ние растворимого осадка – 49%, карбоната кальция – 51%.

Образец №2, глубина отбора 1607 м
По петрографическому составу представляет собой мергель (рис. 1 б). Состоит из пелитоморф-
ных глинистых частиц размером 0,01 м и зерен карбоната кальция размером 0,01–0,07 мм. Среди 
глинисто-карбонатной массы рассеяны мелкие (0,01–0,08 мм) и углеватые зерна кварца, кальцита, 
черных рудных минералов и чешуйки слюды. Содержание растворимого осадка – 49%, карбоната 
кальция – 51%. 

На нагнетательной скв. № 3659 Ново- 
Хазинской площади Арланского место-
рождения за 5 лет работы из интервала 
от 500 до 1000 м за 10 рейсов керноотбор-
ником удалось поднять только образцы 
самой колонны, что свидетельствует об от-
сутствии цементного камня. Внешний ос-
мотр поднятой для замены части обсадной 
колонны показал, что разрушение наруж-
ной поверхности труб происходит лишь от 
места нарушения герметичности колонны 
до поглощающего горизонта, т.е. на участ-

ке отсутствия цементного камня и движе-
ния закачиваемых сточных вод [14–15].

Также проводились работы по отбору 
цементного камня в добывающих скважи-
нах. Результаты показали, что поднятый 
из них заколонный цементный камень, 
согласно данным химического и рентгено-
структурного анализов, по составу иден-
тичен камню, получаемому из портланд-
цемента. Анализы показали, что процесс 
коррозии цементного камня в зоне про-
дуктивных пластов добывающих скважин 
практически отсутствует, и даже через 
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17–25 лет цементный камень находится в 
удовлетворительном состоянии.

Фазовый состав затвердевшего це-
ментного камня представлен группой ги-
дросиликатов кальция разной основности, 
гидроалюминатами и гидроферритами 
кальция, кристаллическим гидроксидом 
кальция и непрореагировавшей частью 
клин кера [6, 8, 16]. 

Теоретические аспекты
Известно, что все продукты твердения 

цементов являются устойчивыми соедине-
ниями только в присутствии определенно-
го количества ионов ОН– и Са2+ в поровой 
жидкости [6, 7, 16], т.е. в условиях щелоч-
ной среды, которая обеспечивается рас-
творенным гидроксидом кальция. 

Наиболее устойчивыми фазами, тре-
бующими минимального количеcтва рас-
творенного гидроксида кальция, являются 
низкоосновные гидросиликаты кальция, 
а наименьшую устойчивость имеют кри-
сталлический гидроксид кальция и вы-
сокоосновные гидросиликаты кальция. 
Концентрация насыщенного раствора, 
при которой кристаллический Са(ОН)2 
находится в равновесии с жидкой фазой, 
составляет 1,2–1,3 г/л, а рН раствора ра-
вен 12,5. Это означает, что при нарушении 
равновесия между жидкостью и продукта-
ми твердения наименее устойчивые фазы 
начнут гидролизоваться и растворяться, 
поставляя в раствор гидроксид кальция 
для восстановления равновесия.

Закачиваемая в пласты жидкость, как 
правило, имеет рН, близкий к нейтрально-
му или даже меньше 7, поэтому при кон-
такте с ней цементный камень неизбежно 
будет разрушаться. В первую очередь бу-
дет растворяться гидроксид кальция, вы-
делившийся при гидратации трехкальцие-
вого силиката. Затем будет идти гидролиз 
гидросиликатов и гидроалюминатов каль-
ция, имеющих меньшую равновесную кон-
центрацию гидроксида кальция. Поскольку 
основным компонентом, выносимым из це-
ментного камня, является щелочь Са(ОН)2, 
то данный вид коррозии называется корро-
зией выщелачивания. 

Именно данный вид коррозии харак-
терен для нагнетательных скважин, через 
которые в нефтяные пласты закачивается 
пресная или минерализованная жидкость.

На начальной стадии процесса кор-
розии его скорость будет определяться 
скоростью растворения и гидролиза про-

дуктов твердения, находящихся в поверх-
ностном слое, и описываться уравнением 

          –dC
dt  = kS(C∞ – C) (1)

где
dC
dt  – скорость растворения;

k – константа скорости растворения;
S − удельная поверхность; 
C∞ − растворимость Са(ОН)2;
C − концентрация растворенного 

Са(ОН)2 в растворе.

По мере обеднения пограничных сло-
ев камня свободным Са(ОН)2 последний 
диффундирует из глубины камня по по-
рам и капиллярам. Когда исчерпается сво-
бодный гидроксид кальция и рН поровой 
жидкости начнет снижаться, поступление 
Са(ОН)2 будет осуществляться за счет гид-
ролиза и растворения менее устойчивых 
фаз цементного камня. Через некоторый 
промежуток времени после полного гидро-
лиза граничных слоев цементного камня 
образуется полностью прокорродирован-
ный слой, представляющий собой буфер-
ную зону между неповрежденной частью 
цементного камня и окружающей средой.

После образования буферной зоны 
процесс коррозии будет включать в себя 
диффузный отвод веществ в окружающую 
среду и растворение внутренних стенок 
пор цементного камня, поставляющего 
Са(ОН)2 в поровую жидкость. Суммарно 
эти процессы можно описать уравнением 
(2):

       )(
2

2

CCKS
dx

Cd
ПDэф

dt

dc
-8-=   (2)

где
Dэф – эффективный коэффициент 

диффузии;
П – пористость цементного камня. 
Анализ уравнения (2) показывает, что 

скорость коррозионного процесса опре-
деляется не только фазовым составом 
продуктов твердения, выраженным через 
параметры К и С∞, но и структурными ха-
рактеристиками камня (Dэф , П, S).

Следует учитывать, что разрушение 
цементного камня начинается практически 
сразу с вымыванием из него Са(ОН)2. В 
частности, по данным исследований Кин-
да В.В. [6] потеря более 40% гидроксида 
кальция из цементного камня ведет к прак-
тически полной потере его прочности. 
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Рисунок 2. Снижение прочности цементного камня при выщелачивании извести  
(по данным Кинда В.В. [6])

Существенное влияние на скорость 
коррозии оказывает характер воздей-
ствия жидкости на цементный камень. 
При внешнем омывании скорость разру-
шения цементного камня будет намного 
меньше, чем при фильтрации, поскольку 
скорость выноса Са(ОН)2 будет лимитиро-
ваться диффузией ионов Са2+ из глубины 
цементного камня, которая на несколько 
порядков меньше, чем скорость гидролиза 
продуктов твердения. Например, по Мос-
квину В.М. [6] эффективный коэффици-
ент диффузии щелочи Са(ОН)2 в бетонах 
равен 1.10-4 см2/с. Если вода действует на 
цементный камень под напором, что как 
раз и характерно для нагнетательных 
скважин, количество растворителя (воды), 
поступающего внутрь цементного камня, 
значительно превышает количество воды, 
которое может проникнуть в камень при 
тех же условиях, только вследствие диф-
фузии. Поэтому коррозионные процессы в 
сооружениях, находящихся под напором, 
резко интенсифицируются. 

На скорость коррозии выщелачивания 
существенное влияние оказывает солевой 
состав пластовых вод. Одноименные ионы 
Са2+, ОН- способствуют снижению раство-
римости Са(ОН)2, поэтому жесткие воды 
менее агрессивны по отношению к цемент-
ному камню, чем мягкие. 

Другие ионы, такие как SО4
2-, Cl-, Nа+, 

повышают растворимость гидроксида 
кальция, интенсифицируя процессы выще-
лачивания. 

Следует учитывать, что портландце-
ментный камень содержит некоторое ко-

личество негидратированного клинкера, 
который, находясь в водной среде, про-
должает взаимодействовать с водой, т.е. 
цементный камень продолжает твердеть. 
Разрушение камня будет наблюдаться, 
если деструктивные процессы будут пре-
обладать над конструктивными, т.е. ско-
рость выщелачивания будет выше, чем 
скорость гидратации цемента и образова-
ния новых продуктов твердения.

Технические предложения
Рассмотрение процессов выщелачи-

вания Са(ОН)2 из тампонажного камня под 
действием пресных вод показывает, что 
принципиально невозможно создать абсо-
лютно стойкий тампонажный камень. 

Кинетика процесса выщелачивания 
определяется несколькими факторами, а 
именно – скоростью гидролиза и растворе-
ния твердой фазы, реакционной емкостью 
цементного камня и его пористостью.

Если первые два фактора для боль-
шинства цементов мало отличаются друг 
от друга, то большая пористость цемент-
ного камня будет способствовать ускоре-
нию его коррозионного разрушения. 

Каналами для перетока закачиваемой 
воды в другие пласты могут быть не толь-
ко капиллярные поры в цементном камне, 
образованные из-за повышенного водоце-
ментного отношения раствора, но и кана-
лы, образованные в затвердевшем камне 
при проведении технологических опера-
ций внутри обсадной колонны [2–4, 17]. 

Выполненный в работах [4, 17] расчет 
напряжений, возникающих в цементном 
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камне при различных операциях (перфо-
рация, ГРП, опрессовка колонн, углубле-
ние скважины и др.), показал, что во многих 
случаях они превышают предел прочности 
цементного камня, регламентированный 
ГОСТ 1581-96 [18]. К таким же выводам 
пришли и авторы в работе [2]. 

Анализ, проведенный по одному из 
месторождений Западной Сибири, выпол-
ненный в работе [19], показал, что после 
перфорации в 75% скважин имелось по-
ступление посторонней воды в зону пер-
форации по заколонному пространству. 
При этом в 62% скважин герметичность 
крепи скважины нарушилась ниже, а в 44% 
скважин выше интервала перфорации при 
расстоянии 5–10 м от перфорационных от-
верстий до водяных пластов. 

В то же время на некотором удалении 
от зоны перфорации деформация цемент-
ного кольца может составлять 0,3–0,7 мм 
[4], что при соответствующей модифика-
ции цементов может сохранить целост-
ность крепи скважины. 

Применительно к креплению скважин 
это означает, что в нагнетательных скважи-
нах выше и ниже интервала перфорации 
необходимо иметь крепь (цементный ка-
мень) с минимальной пористостью, исклю-
чающей образование фильтрационных ка-
налов, как на этапе твердения цементного 
раствора, так и при работах внутри обсад-
ной колонны. 

При этом необходимо пересмотреть 
подходы к креплению нагнетательных 
скважин, чтобы еще на стадии проекти-
рования скважин заложить более совер-
шенные технологии цементирования, на-
пример, устанавливая заколонные пакера 
выше и ниже интервала перфорации и 
применяя тампонажные материалы, обра-
зующие лучшую структуру затвердевшего 
камня. 

Традиционное требование ГОСТ 
1581-96 [18] о высокой прочности к це-
ментному камню в затрубном простран-
стве скважины, особенно в интервале 
перфорации и башмака промежуточных 
колонн и кондукторов, приводит к тому, что 
цементный камень в этих интервалах ста-
новится хрупким и легко разрушается при 
любых работах в колонне. 

Возможно, не следует принимать 
прочность в качестве основного параме-
тра цементного камня, а требовать от него 
упругости и эластичности, чтобы, прибли-
жаясь к резиноподобным структурам, он 

в процессе деформаций сохранял свою 
целостность и герметичность затрубного 
пространства. 

При креплении нагнетательных сква-
жин необходимо полностью исключить 
вероятность даже малейшего перетока за-
качиваемой воды через цементный камень 
или через его контактные зоны, поскольку 
каждая капля воды, протекающая через 
камень, будет уносить из него гидроксид 
кальция и увеличивать размеры поровых 
каналов. 

Анализируя структуру цементного 
камня в ранние сроки твердения, напри-
мер, через 3 или 7 сут, когда степень 
гидра тации составляет около 20 и 50% 
соответственно, можно видеть, что доля 
капиллярных пор в цементном камне бу-
дет огромна и говорить о хорошей герме-
тизации затрубного пространства в первые 
несколько дней после цементирования, по 
меньшей мере, необоснованно [8, 16].

Еще большие проблемы могут воз-
никнуть при применении облегченных там-
понажных растворов, облегчение которых 
всегда сопровождается увеличением во-
доцементного отношения (В/Ц) до 0,9–1,2 
и неизбежно ведет к резкому увеличению 
доли капиллярных пор. Ввод любых облег-
чающих добавок будет уменьшать долю 
цемента и при этом повышать пористость 
камня. 

В общем случае структура цементно-
го камня будет определяться начальным 
водосодержанием раствора (водоцемент-
ным отношением) и степенью гидратации 
цемента. Поэтому воздействие на эти фак-
торы и лежит в основе управления структу-
рой цементного камня.

Снижение В/Ц наиболее эффективно 
для воздействия на структуру затвердев-
шего камня, однако при этом всегда сни-
жается подвижность тампонажных раство-
ров, сокращается время их загустевания 
и схватывания, а также повышается плот-
ность раствора. 

Повышение степени гидратации всег-
да будет улучшать структуру цементного 
камня, однако при этом необходимо управ-
ление временем загустевания и твердения 
цементного раствора с учетом продолжи-
тельности процесса цементирования.

Следует помнить, что наибольшую 
опасность представляют открытые поры, 
через которые возможна миграция пласто-
вых флюидов. Цементный камень, пред-
ставленный замкнутыми порами, даже 
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при значительной общей пористости мо-
жет обладать хорошими изоляционными 
характеристиками. Это означает, что при 
невозможности снижения пористости надо 
стремиться к перераспределению пор пу-
тем перевода открытых пор в закрытые и 
уменьшением их среднего размера. В ра-
боте [19] было показано, что эффективным 
технологическим приемом может явиться 
дезинтеграторная обработка цементов, 
обоснованная и широко использованная в 
Казахстане профессором Каримовым Н.Х.

Для тампонажных материалов наибо-
лее предпочтительным направлением по-
вышения сопротивляемости тампонажного 
камня динамическим нагрузкам является 
дисперсное армирование [20], при котором 
волокна армирующей добавки (фибры), 
равномерно распределяясь в матрице и 
имея различное направление, могут вос-
принимать усилия в любом направлении, 
препятствуя образованию и развитию тре-
щин в композиции. Кроме того, волокна 
фибры тормозят движение микродефек-
тов, а после образования трещины в ма-
трице волокна препятствуют ее развитию 
и росту за счет блокировки появляющихся 
трещин. 

Другим перспективным направлением 
при креплении нагнетательных скважин 
может явиться применение «самозалечи-

вающихся» цементов, содержащих мелко-
дисперсные добавки, «активизирующие-
ся» и набухающие в контакте с водой, 
перекрывая тем самым образовавшиеся 
трещины в цементном камне без воздей-
ствия на них с поверхности [21].

Заключение 
Для обеспечения длительной сох-

ран ности крепи нагнетательных скважин 
необходимо пересматривать стратегию 
крепления этих скважин, используя любые 
технологические приемы, предупреждаю-
щие миграцию закачиваемой жидкости по 
каналам, образованным как на этапе твер-
дения цементного раствора, так и в про-
цессе проведения технологических опера-
ций в обсаженных скважинах.

Целесообразным является исполь-
зование в нагнетательных скважинах за-
колонных пакеров, размещаемых выше и 
ниже интервала перфорации.

Перспективным направлением может 
явиться использование армированных, 
обладающих повышенной сопротивляе-
мостью к ударным нагрузкам, и самоза-
лечивающихся цементов, способных вос-
станавливать герметичность крепи после 
ее нарушения в процессе эксплуатации 
скважин. 
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ТОТЫҒУ ҰҢҒЫМАСЫНЫҢ БЕКІТПЕ БЕРІКТІГІ ТУРАЛЫ
Ф.А. Агзамов

Ұңғы бекітпесінің ең «осал буыны» болып табылатын цемент тасы, ұңғыларды 
пайдалану барысында шегендеу құбырларының ығысуы мен көптеген қабат 
сұйықтықтарының әсерінен ыдырап бұзылады. Тотығу ұңғымаларында қабаттарға 
айдалатын сұйықтықтың әсерінен цемент тасында қарқынды шайылу процестері 
жүреді, ал бұл жағдай ұңғыманың бірнеше жыл жұмысынан кейін оның толық тозуына 
әкеліп соқтырады. Осының салдарынан, тотықтырғыш сұйықтардың басқа қабат
тарға кетіп, шеген құбырларының тез ескіріп, тозуына әкеледі. Кен орнын пайда
ланудағы құжаттарды сараптапталдау негізінде, тотығу ұңғымаларында қабат
аралық ағын пайда болатыны анықталды және цементтің шайылу салдарынан 
ұңғы бекітпелері 46 жыл ішінде толығымен бұзылуы мүмкін, ал керісінше, пайдалану 
ұңғымаларында цемент тасы 20 жыл болса да өзінің қасиеттерін толығымен сақтап 
қалған.

Шайылу коррозиясын теориялық тұрғыдан қарастыру, цемент тасының 
құрылымдық сипаттамаларын жақсартуға және де тотығу жылдамдығын төмен
детудің негізгі бағыттарын анықтауға мүмкіндік береді. Олардың ішінде судың 
бастапқы мөлшерін азайту және кеуек кеңістігінің құрылымын оңтайландыруды  
атап өткен жөн болады.

Ұңғыманың бекітпесіне әсер ететін күштерді талдау жұмыстары перфо
ра циялау, қабатты гидравликалық жару мен ұңғыманы тереңдету жұмыстары 
барысында цемент тасында пайда болатын кернеулер оның беріктік көрсет кіш
терінен асып түсетінін анықталды. Аталған терісәсер етуші күштердің салдарын 
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азайту мақсатында «байланбалы» және «қайта жамалғыш» цемент түрлерін 
қолданған жөн болып табылады.

Түйінсөздер: тотығу ұңғымалары, цемент тасы, шайылу коррозиясы, құрылым, 
гидролиз және еру.

DURABILITY OF CEMENT STONES IN INJECTION WELLS
F. Agzamov

Cement stone is the “weakest component” of the wells, it is easily destroyed when 
working inside the casing and is vulnerable to the action of most formation fluids. In injection 
wells, under the action of water injected into the reservoir, intensive leaching of the cement 
stone occurs, which leads to its complete degradation after several years of well operation. 
The consequence of this is the injection of fluid into other formations and increased corrosion 
of the casings. Analysis of the field experience of injection wells showed that interreservoir 
crossflows result in cement stone complete collapse in 46 years, while in production wells it 
retained its properties after 20 years.

Theoretical consideration of the leaching corrosion process made it possible to 
determine the main directions of reducing the corrosion rate, aimed at improving the structural 
characteristics of cement stone. Among these, a decrease in the initial watercontent and 
optimization of the porous structure should be optimized.

Analysis of the loads acting on the cement sheath in wells showed that during perforation, 
hydraulic fracturing and well drilling for deepening, the stresses arising in the cement stone 
exceed its strength characteristics. Therefore, it is advisable to use «reinforced» and «self
healing» cements to minimize these negative effects. 

Keywords: Injection wells, cement stone, leaching corrosion, structure, hydrolysis and 
dissolution.
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ТЕХНОЛОГИЯ УПРАВЛЯЕМОЙ ГЛУБОКОПРОНИКАЮЩЕЙ ПЕРФОРАЦИИ МЕТОДОМ РАДИАЛЬНОГО 
БУРЕНИЯ КАНАЛОВ С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ ТЕХНИЧЕСКОЙ СИСТЕМЫ «ПЕРФОБУР» 

УДК 622.24

ТЕХНОЛОГИЯ УПРАВЛЯЕМОЙ ГЛУБОКОПРОНИКАЮЩЕЙ 
ПЕРФОРАЦИИ МЕТОДОМ РАДИАЛЬНОГО БУРЕНИЯ КАНАЛОВ  
С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ ТЕХНИЧЕСКОЙ СИСТЕМЫ «ПЕРФОБУР» ДЛЯ 
ИНТЕНСИФИКАЦИИ ПРИТОКА ПЛАСТОВ-КОЛЛЕКТОРОВ

А.И. Баширова, И.Р. Галас, И.А. Лягов, М.Ф. Назыров

В статье представлена технология управляемой, глубоко проникающей 
перфорации с использованием технической системы «Перфобур», позволяющая 
интенсифицировать приток с помощью радиального бурения каналов диаметром 
69 мм, протяженностью до 25 м. Данная технология впервые реализована 
на карбонатном коллекторе Башкирского яруса, отличающемся высокой 
неоднородностью и близким расположением подстилающих вод.

Были выбраны две соседние скважины, имеющие идентичные коллекторские 
свойства, на одной из которых был проведен кислотный гидроразрыв пласта. 
На скважине А был проведен кислотный гидроразрыв пласта, на скважине В по 
технологии «Перфобур» пробурены 2 направленных канала длиной 14 м каждый. В 
скважину В после бурения каналов была закачан раствор соляной кислоты через 
специальную гидромониторную насадку в двух точках объемом 48 м3.

Полученные результаты на скважине B, в сравнении со скважиной, на которой 
был проведен кислотный гидроразрыв пласта, позволяют говорить о высокой 
эффективности технологии управляемого радиального бурения. Возможность 
прогнозировать траекторию канала, знание его фактической траектории в 
сочетании с кислотной обработкой пласта (с помощью гидромониторной насадки 
на значительном удалении пласта) позволяют достигать существенного прироста 
дебита нефти при меньшей обводненности добываемой продукции.

Ключевые слова: глубокопроникающая перфорация, радиальные каналы, управ
ляемое радиальное бурение, радиальное вскрытие пласта.

Введение
Деятельность компании «Перфобур» 

направлена на разработку оборудования 
для радиального вскрытия пласта и оказа-
ние сервиса по увеличению добычи нефти 
и газа из старых низкодебитных скважин 
за счет бурения каналов длиной до 25 м, 
диаметром 69 мм, в карбонатных и терри-
генных коллекторах, по контролируемой 
траектории для преодоления зоны коль-
матации и установления надежной гидро-
динамической связи в системе скважина –  
пласт.

Техническая система (далее – ТС) 
«Перфобур» объединяет преимущества 
современных эффективных технологий и 
лишена большинства недостатков конку-
рентов, а именно:

– существенно увеличивает радиус 
дренирования добывающих скважин, по-
могая оптимизировать режим эксплуата-
ции месторождения без уплотнения сетки 
скважин;

– применима в карбонатных и тер-
ригенных коллекторах;

– преодолевает низкопроницаемую 
призабойную зону;

– работает в пластах небольшой 
мощности (от 2,5 м);

– может применяться в пластах с 
близким расположением водоносных гори-
зонтов;

– имеет управляемую траекторию с 
возможностью её регистрации;

– на одной отметке можно пробу-
рить до 4 радиальных каналов по разной 
траектории;

– предоставляет возможность мно-
гократного входа в пробуренный канал;

– возможно комбинирование геоло-
го-технических мероприятий, например, 
дополнительное проведение кислотной 
обработки;

– создаёт возможность работы как 
в вертикальных, так и в горизонтальных 
скважинах;

– состоит исключительно из узлов 
несерийного отечественного производ-
ства.
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ТС «Перфобур» позволяет попадать в 
тонкие пласты со слабыми границами раз-
дела, проходить через отложения пленок 
парафина и асфальтенов в призабойной 
зоне, уменьшая перепад давления в систе-
ме «ствол скважины – пласт» [1–4].

Для стимуляции карбонатных пород 
с близко расположенной подошвенной 
водой и/или газовой шапкой наиболее эф-
фективным видится комбинирование тех-
нологии радиального бурения «Перфобур» 
с гидромониторной обработкой пласта кис-
лотой. Возможность повторного входа в ка-
нал позволяет внедрять гидромониторную 
насадку в пробуренный канал. Гидромони-
торная насадка имеет 4 сопла, скорость 
истечения кислоты из которых составляет 
более 100 м/с. Помимо эффекта раство-
рения породы дополнительно происходит 
намыв каверн, длина которых может дос-
тигать 1 м [5–10].

Свойства пласта
Месторождение находится в цент-

ральной части России, Республике Баш-
кортостан, и является зрелым месторо-
ждением. На месторождении присутствуют 
как песчаники, так и карбонатные коллек-
торы. Глубина залегания нефти – от 780 м 
до 1830 м. На месторождении в разработ-
ке находятся 6 залежей.

Работы проводились в отложени-
ях Башкирского яруса, представленных 
карбонатным типом коллектора. Разрез 
сильно расчленённый, с наличием подсти-
лающей воды. Общая мощность пласта, 
вскрытая скважиной, составляет 12 м, в 
которых выделяется 3 нефтенасыщенных 
пропластка и 1 водонасыщенный проплас-
ток (рис. 1). Проницаемость пласта варьи-
руется в пределах 27–43 мДа. Пластовое 
давление составляет 68 атм при началь-
ном 105 атм (65% от начального).

Рисунок 1. Геологический разрез в скв. A и B
Обозначения (здесь и далее):
Сбш – Башкирский ярус;
Св4 – пласт верейского горизонта;
НГК – нейтронный гаммакаротаж;
ДС –  диаметр скважины.

Были отобраны 2 соседние скважи-
ны с идентичными коллекторскими свой-
ствами. Расстояние между скважинами 
составляет около 136 м. Эффективная 
нефтенасыщенная толщина в скважине А 
составляет 4,4 м, в скважине В – 3 м.

Геологические критерии выбора сква-
жин для радиального вскрытия пласта 
приведены в табл. 1. Данные критерии яв-
ляются общими, каждая скважина рассмат-
ривается индивидуально в зависимости от 
поставленных задач.
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Таблица 1. Геологические критерии*
№ Параметры Значение

1 Литология карбонатный или терригенный коллектор
2 Глубина скважины нет ограничений
3 Температура в интервале обработки, °С до 105**
4 Мощность пласта, м не менее 2,5***

5 Снижение пластового давления от первона-
чального, % не более 65

6 Обводненность, % не более 40
7 Расстояние до водоносного пласта, м нет ограничений

8 Коэффициент АВПД, д. ед. До 1,24 – до глубины 1200 м
До 1,18 – ниже глубины 1200 м

* критерии являются ориентировочными. Если скважинакандидат не удовлетворяет какомулибо кри
терию, она всё равно может быть рассмотрена в индивидуальном порядке.

** для работы в пластах с температурой более 105°С предусмотрено специальное исполнение с воз
можностью работы до 200°С.

*** наиболее оптимальными с точки зрения геологического эффекта считаются пласты мощностью 
от 8 м. В таких пластах будет расположено 100% длины пробуренного канала, при меньшей мощности 
пласта часть канала будет располагаться выше кровли пласта.

«Перфобур» – технология механи-
ческого радиального бурения
Ключевым элементом технологии яв-

ляется техническая система в модульном 
исполнении, включающая ряд уникальных 
технических решений, позволяющих вы-
держивать заданную траекторию канала, 
в числе которых клапанный и якорные мо-
дули, специальный забойный двигатель, 
который создает необходимый крутящий 
момент для приведения в действие фре-
зы, прорезающей окно в обсадной колон-
не, или долота, бурящего канал по сверх-
малому радиусу кривизны. Применяемые 
винтовые забойные двигатели (далее – 
ВЗД) – это секционные двигатели разме-
ром 43–55 мм, изготовленные по нашему 
техническому заданию, с улучшенными 
характеристиками по сравнению с серий-
ными забойными двигателями. Они были 
испытаны на специальном стенде компа-
нии, доработаны и успешно применялись 
в скважинных работах [1, 2].

Технология позволяет пробурить сеть 
радиальных каналов длиной до 15 м, до 4 
каналов разной траектории на одном уров-
не.

Конструкция технической системы 
«Перфобур» выполнена в модульном ис-
полнении для удобства сборки на устье 
скважины. Основными элементами яв-
ляется толкатель, соединенный сверху с 
переливным клапаном, снизу – с направ-
ляющим переходником, связанным по-
средством автономного гидронагружателя 
и гибкой компоновкой труб с винтовым 
двигателем, шпинделем и долотом (фре-
зой) диаметром 69 (75) мм. В корпусе 
модуля установлен специальный клин-от-
клонитель, извлекаемый при каждой спу-
ско-подъемной операции (далее – СПО). 
Модуль для бурения (фрезерования) сты-
куется с якорем с помощью ориентирую-
щей воронки (рис. 2).
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Рисунок 2. Основные элементы технической системы Перфобур

Использование модульной системы 
«Перфобур» позволяет вскрывать про-
дуктивный пласт без проведения подгото-
вительных операций, включающих в себя 
удаление части обсадной колонны, созда-
ние цементного моста и разбуривание в 
нем вспомогательного канала.

Сборка компоновки низа бурильных 
колонн (далее – КНБК) и спуск в скважи-
ну осуществляется на технологических 
насос но-компрессорных трубах (далее –  
НКТ), бурильных трубах с помощью стан-
дартного подъемного агрегата необхо-
димой грузоподъемности (например,  
А50/УПА60) или с применением оборудо-
вания гибких насосно-компрессорных труб 
(далее – ГНКТ).

Для противофонтанной безопасности 
используется обычное противовыбросо-
вое оборудование, принадлежащее брига-
де по ремонту скважин, предусмотренное 
для данного типа скважин согласно тре-
бованиям действующих нормативных до-
кументов по промышленной безопасности 
(далее – ПБ) в нефтегазовой промышлен-
ности (далее – НГП).

Для циркуляции бурового раствора 
используется стандартный вертлюг, соеди-
ненный с насосным агрегатом гибкой или 
жесткой линией высокого давления (опре-
деляется совместно с подрядчиком по ре-
монту скважин при планировании работы).

Емкостной блок мобильного исполне-
ния предусматривает постоянное хранение 
бурового раствора в объеме, достаточном 
для проходки канала. Устанавливаются 
дополнительные емкости для хранения 
резервного объема бурового раствора в 
соответствии с требованиями ПБ в НГП.

Привязка компоновки по глубине и 
ориентация по азимуту осуществляется 
подрядчиками по геофизическим исследо-
ваниям скважин (далее – ГИС) с помощью 
стандартного геофизического оборудова-
ния. Спуск оборудования проводится на 
стандартном или жестком геофизическом 
кабеле в зависимости от конфигурации 
траектории скважины.

Работы по радиальному вскрытию 
пласта проводятся за несколько СПО для 
спуска и установки якоря, фрезерования 
окна в обсадной колонне, бурения канала, 
записи траектории пробуренного канала, 
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химической обработки или обсадки канала 
фильтрами.

СПО №1, спуск и ориентация якор-
ного модуля. При спуске якорь привязы-
вается по глубине с помощью гамма-ка-
ротажа (далее – ГК) и локатора муфты и 
ориентируется по азимуту. После того как 
якорь спущен и сориентирован, его уста-
навливают путем создания избыточного 
давления в нем.

СПО №2, фрезерование окна. Мо-
дуль для фрезерования спускается в сква-
жину и соединяется с якорным модулем. 
После фрезерования окна модуль извле-
кается из скважины.

СПО №3, бурение канала. Буровой 
модуль спускается в скважину и соединя-
ется с якорным модулем, аналогично мо-
дулю для фрезерования. После бурения 
канала буровой модуль извлекается из 
скважины.

СПО №4, инклинометрия пробу-
ренного канала. Для записи траектории 
пробуренного канала используются мало-
габаритные геофизические приборы, спус-
каемые с помощью ТС «Перфобур».

СПО №5, химическая обработка 
внутри канала или установка фильтров. 
Благодаря возможности повторного входа 
в каналы было предложено совместить 
технологию радиального механического 
бурения с кислотной обработкой. Для это-
го была разработана специальная гидро-
мониторная насадка. Она имеет 4 сопла, 
через которые кислота подается со скоро-
стью более 100 м/с. После бурения канала 

модуль ТС с гидромониторной насадкой 
спускается в скважину и стыкуется с якор-
ным модулем. После стыковки гидромони-
торная насадка вводится в пробуренный 
канал. Кислота может закачиваться по 
всей длине пробуренного канала с шагом 
1 м. Продолжительность закачки в каждой 
точке составляет 30 мин. Помимо эффекта 
растворения породы, дополнительно на-
мываются каверны, которые теоретически 
имеют длину до 1 м. Размытые каверны 
имеют грушевидную форму, обращенные к 
пробуренному каналу [3].

СПО №4 и №5 являются дополни-
тельными, приуроченными к опциональ-
ным операциям, выполняемым в зависи-
мости от поставленной задачи.

Ход работ
Главными задачами при проведении 

работ на скважине B являлись:
• строительство двух радиальных 

каналов в обсаженной скважине; 
• зарезка с одной отметки с распо-

ложением каналов друг напротив друга 
(длина каждого канала должна быть 14 м); 

• подтверждение траектории пробу-
ренного канала двумя различными прибо-
рами (инклинометрами); 

• точечная закачка кислотной ком-
позиции внутри каналов.

Работы осуществлены согласно 
утвержденному плану работ. Для строи-
тельства канала в целевом горизонте 
зарезка окон осуществлена в интервале 
1055,5–1064,5 м (рис. 3).

Рисунок 3. Дизайн траектории каналов
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После подготовки скважины к работам 
первым этапом был спущен якорь. Для 
обеспечения точности установки по глуби-
не произведена привязка с помощью ГК и 
локатора муфт, произвели ориентацию по 
азимуту. Фиксация якоря на глубине осу-
ществлена ступенчатым увеличением дав-
ления в несколько приемов от 5,0 МПа до 
14,0 МПа. Качество фиксации контролиру-
ется разгрузкой инструмента и выдержкой 
в течение 5 мин. В данной скважине раз-
грузку осуществили до 60 кН, изменение 
нагрузки свидетельствовало бы о некаче-
ственной посадке якоря. Посадка якоря 
осуществлена успешно.

Отсоединение мундштука от яко-
ря произвели при натяжении колонны на  
240 кН.

Следующий этап работ предполагает 
фрезерование окна в эксплуатационной 
колонне группы прочности К для последую-

щего бурения канала. Для фрезерования 
в скважину был спущен соответствующий 
модуль, в состав которого входит специ-
альный забойный двигатель диаметром 
55 мм и фреза диаметром 75 мм. Перед 
спуском модуля ТС «Перфобур» была под-
тверждена работоспособность забойного 
двигателя при соответствующем расхо-
де. Процесс фрезерования «окна» занял 
около 10 ч при следующем режиме: до-
зированная нагрузка на фрезу 5,0 кН соз-
давалась автономно гидронагружателем, 
расход составил 3–3,5 л/с, рабочее давле-
ние – 5,0 МПа, скорость фрезерования –  
около 0,07 м/ч. Контроль фрезерования 
осуществлялся по дифференциальному 
перепаду давления и нагрузки, сбор струж-
ки осуществлялся на магнитных уловите-
лях, установленных в приемной емкости 
(рис. 4).

Рисунок 4. Вынос стружки в процессе фрезерования «окна»

Перед подъемом модуля для фрезе-
рования КНБК переведена в стартовое по-
ложение с последующим отсоединением 
захвата от якоря. В данном случае усилие 
натяжения составило 145 кН. После отсо-
единения от якоря был открыт переливной 
клапан путем сброса металлического шара 
и созданием давления 10,2 МПа. После 
подъема модуля была осуществлена раз-
борка ТС «Перфобур» и его последующая 
ревизия, в результате которой отклонений 
выявлено не было, в т.ч. по ВЗД и фрезе. 
Фрезерование окна завершилось успешно.

На третьем этапе был спущен мо-
дуль для бурения. В состав модуля входит 
специальный многосекционный забойный 
двигатель диаметром 49 мм и долото типа 
PDC (долота истирающе-режущего дей-

ствия) диаметром 69 мм. Перед стыковкой 
захвата с якорем был произведен пробный 
запуск, показавший отсутствие неисправ-
ностей ВЗД. Бурение канала производи-
лось при следующих режимах: расход про-
мывочной жидкости – 2,7 л/сек, рабочее 
давление – 4,5–5,0 МПа, нагрузка на доло-
то и ВЗД в интервале 2,0–6,0 кН создава-
лась гидронагружателем. Контроль буре-
ния осуществлялся аналогично процессу 
фрезерования. Механическая скорость 
проходки канала длинной 14 м составила 
0,93 м/ч. По завершении бурения произ-
водятся аналогичные операции по извле-
чению ТС «Перфобур»: перевод КНБК в 
стартовое положение, отстыковка от якоря 
с активацией переливного клапана, подъ-
ем компоновки, извлечение из скважины 
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разборка ТС «Перфобур» и ее ревизия. Бу-
рение канала завершилось успешно, обо-
рудование отработало в штатном режиме. 
Все работы производились на технической 
воде плотностью 1,02 г/см3 [1]. 

Рисунок 5. Состояние компоновки ТС «Пер-
фобур» для бурения после канала длиной 

14 м (следы нефти на буровом модуле)

После бурения радиального канала 
в скважину спускается модуль для инкли-
нометрии, аналогичный предыдущему мо-
дулю, в котором исключены ВЗД и долото; 
труба заменена на немагнитную, на конце 
которой смонтирован инклинометр. Путем 
аналогичных операций модуль стыкуется, 
КНБК подается в полость канала. Траек-
тория канала записывается в нескольких 
точках с шагом в 1 м. На данной скважине 
запись фактической траектории каналов 
проводилась приборами TWIN GYRO (ги-
роскопический) (табл. 2) на первом канале 
и КВАРЦ-36 на втором (табл. 3).

Таблица 2. Данные, полученные при замере траектории первого канала гироскопическим 
инклинометром TWIN GYRO

Таблица 3. Данные, полученные при замере траектории второго канала инклинометром 
КВАРЦ-36
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В результате измерения данных 
инклинометром TWIN GYRO и КВАРЦ-36 
построены траектории пробуренных ка-

налов в сравнении с запланированными 
(рис. 6).

а) вид сбоку

б) вид сверху
Рисунок 6. Траектории пробуренных каналов на основании данных с гироскопа  
TWIN GYRO (№ 1) и инклинометра КВАРЦ-36 (№ 2): а) вид сбоку и б) вид сверху

Затем в той же последовательности 
был пробурен второй канал. Процесс фре-
зерования второго «окна» занял около 6,5 ч.  
Бурение второго канала длиной 14 м заня-
ло около 12 ч.

Следующим шагом было выполнение 
кислотной обработки пробуренных кана-
лов соляной кислотой с концентрацией 

15%, в каждый канал было закачано по-
рядка 24 м3 кислоты. Модуль с гидромони-
торной насадкой был спущен на глубину 
1056 м и состыкован с якорем с последую-
щей проверкой фиксации КНБК путем 
разгрузки и натяжения инструмента на  
10 кН. Согласно нормам и правилам нагне-
тательная линия «агрегат – скважина» пе-
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ред проведением соляно-кислотной обра-
ботки (далее – СКО) была опрессована на 
полуторакратное давление 12,0 МПа. Рас-
ход во время закачки составил 5–5,5 л/с 
при давлении до 8,0 МПа с циркуляцией 
через приемную емкость, с периодической 
выдержкой времени на реакцию кислоты 
с породой. Закачка кислоты производи-
лась в двух точках внутри пробуренных 
каналов. После СКО первого канала КНБК 
была переведена в стартовое положение, 
и была выполнена отстыковка захвата от 
якоря при усилии 165 кН. Далее была про-
изведены активация переливного клапана 

давлением 6,5 МПа и подъем компоновки. 
Затем аналогичным образом производили 
СКО продувку второго канала. 

Кислотный гидроразрыв пласта (да-
лее – КГРП) был проведен на скважине 
А. Перфорирован интервал 1103–1110 м. 
Нефтенасыщенный пласт в интервале 
1112,5–1113,5 м не перфорировался для 
минимизации рисков прорыва в подстила-
ющую воду. В процессе гидроразрыва (да-
лее – ГРП) закачано 40 м3 15% HCl. Сог-
ласно модели длина трещины составила 
около 40 м, общая высота – 19,6 м (рис. 7).

Рисунок 7. Геометрия трещины

Результаты
Скважина с проведенным кислотным 

ГРП была запущена в работу со следую-
щими параметрами: Qж – 14 м3/сут, Qн –  
9 т/сут, обводнённость – 28%. Данные зна-
чения параметров работы скважины со-
ответствуют средним показателям после 
кислотного ГРП в регионе. Скв. В после 
механического радиального бурения и 
кислотной обработки введена в эксплуа-
тацию со следующими параметрами: Qж –  

51 м3/сут, Qн – 41 т/сут, обводнённость – 
11%. Сопоставив полученные результаты 
по скважинам можно отметить, что после 
радиального бурения Qж в 3,6 раза выше, 
обводненность в 2,5 раза меньше, чем по-
сле КГРП [5].

Низкая обводненность свидетель-
ствует об отсутствии прорыва в водонасы-
щенный пропласток при радиальном буре-
нии каналов, что вероятно произошло при 
кислотном ГРП (рис. 8).
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Рисунок 8. Режим работы скважин

Заключение
Технология радиального вскрытия 

пласта системой «Перфобур» в коллек-
торах с карбонатными породами в сово-
купности с кислотной обработкой через 
гидромониторную насадку имеет высокую 
эффективность.

Закачка кислоты на значительном 
расстоянии – до 10 м от основного ствола, 
возможность локального воздействия на 
пласт в любой точке канала с известной 
траекторией являются основными преи-
муществами, сводящими к минимуму риск 
прорыва в водо- и газонасыщенные про-
пластки.

Также возможна закачка других хими-
ческих композиций для обработки скважин 

с различными проблемами, например, тя-
желой нефтью и др.

Сравнение полученных результатов 
на скважинах с идентичными геологически-
ми условиями показало высокую эффек-
тивность радиального вскрытия пласта, 
проведенного на скважине В, – более чем 
в 2,5 раза при меньшей обводненности, а 
именно: по скважине В – 10%, по скважине 
А – 28%.

К моменту написания статьи компа-
нией ООО «Перфобур» были проведены 
более 30 успешных скважинных операций 
в карбонатных и терригенных коллекто-
рах на промыслах ПАО «НК «Роснефть»,  
ПАО «НК «Лукойл», ПАО «Татнефть», 
ООО «Нократойл», ПАО «Газпром нефть», 
ПАО «Новатэк».
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ПЕРФОБУР ТЕХНИКАЛЫҚ ЖҮЙЕСІ КӨМЕГІМЕН РАДИАЛДЫ 
БҰРҒЫЛАУ АРҚЫЛЫ АРНАЛАР ЖАСАП, ӨТКІЗГІШ-ҚАБАТТАРДАҒЫ 

АҒЫНДЫ КҮШЕЙТУГЕ БАҒЫТТАЛҒАН БАСҚАРМАЛЫ ЖӘНЕ 
ТЕРЕҢАУҚЫМДЫ ПЕРФОРАЦИЯЛАУ ТЕХНОЛОГИЯСЫ

А.И. Баширова, И.Р. Галас, И.А. Лягов, М.Ф. Назыров
Бұл мақалада диаметрі 69 ммге дейін ұзындығы 25 м өлшемдегі арналарды 

радиалды бұрғылау арқылы терең арналар жасауға, соның көмегімен ағынды 
күшейтуге мүмкіндік беретін "Перфобур" техникалық жүйесі негізінде жасақталған 
перфорациялау технологиясы ұсынылған.

Бұл технология алғаш рет әртүрлі қасиеттерімен айрықшаланатын, жер асты 
суларының жақын орналасқан Башқұрт ярусының карбонатты өткізгішқабатында 
жүзеге асырылды.

Коллекторлық қасиеттері ұқсас болатын жақын маңда орналасқан қышқылды 
гидрожарылыс (ҚГЖ) жасалған жақын маңдағы көршілес ұңғыма таңдалды. "А" ұңғы
масында қышқылды пайдаланып гидрожарылыс өткізілді, ал "В" ұңғымасында Перфо
бур технологиясын пайдаланып, әрқайсысының ұзындығы 14 м екі бағыттағы канал
дар бұрғыланды. "В" ұңғымасындағы каналдар бұрғылағаннан кейін екі нүктеден 
арнайы  гидромониторлық саптаманың көмегімен тұз қышқылы ерітіндісі айдалды. 
"В" ұңғы масына айдалған қышқыл ерітіндісінің жалпы көлемі 48 м3 құрады.

ҚГЖ жүргізілген ұңғымамен салыстыра келе, "В" ұңғымасынан алынған нәтижелер 
негізінде, басқарылатын радиалды бұрғылау технологиясының жоғары тиімді 
екенін баяндауға болады. Бұл технологияның көмегімен арнаның траекториясын 
болжап, оның нақты траекториясын анықтау мүмкіндігін береді. Сонымен қатар, 
гидромониторлық саптаманы қолдана отырып, резервуарды қышқылмен өңдеу 
арқылы, едәуір қашықтықта орналасқан мұнай шоғырының аз сулануын қамтамасыз 
етеді және мұнай өнімділігінің айтарлықтай өсуіне қол жеткізуге мүмкіндік беретінін 
атап өтуге болады.

Түйінсөздер: терең ену перфорациясы, радиалды арналар, басқарылатын 
радиалды бұрғылау, қабаттарды радиалды ашу.
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CONTROLLED DEEP PERFORATION BY RADIAL DRILLING OF 
CHANNELS WITH THE "PERFOBUR" TECHNICAL SYSTEM TO 

INTENSIFY THE RESERVOIR INFLOW
A.I. Bashirov, I.R. Galas, I.A. Lyagov, M.F. Nazyrov

The paper presents a technology for controlled deep penetrating perforation using the 
Perfobur technical system to intensify inflow by drilling radial channels 69 mm in diameter, 
up to 25 metres in length. This technology was first applied to a carbonate reservoir in the 
Bashkirian tier, characterised by high heterogeneity and close proximity of bedrock water.

An adjacent well, close to the acid fracture well, with identical reservoir properties, was 
selected. Well "A" was acid fractured and well "B" was drilled using Perfobur technology with 
two directional channels, each 14 metres in length. In well "B", after drilling the channels, 
hydrochloric acid solution was injected through a special hydromonitor nozzle at two points. A 
total of 48 m3 of acid was injected into the "B" well.

Comparing the results of well "B" with the well where the hydrofracturing was performed 
allow speaking about high efficiency of the controlled radial drilling technology. The ability 
to predict the channel trajectory, knowledge of its actual trajectory in combination with acid 
treatment of the reservoir using hydromonitor nozzle at a considerable distance from the 
reservoir allows achieving a significant increase in oil flow rate with lower water cut of the 
produced oil.

Key words: deep penetrating perforation, radial channels, controlled radial drilling, radial 
stimulated completion.
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ОЦЕНКА ЭФФЕКТИВНОСТИ БУРЕНИЯ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН НА МЕСТОРОЖДЕНИЯХ С 
ВЫСОКОВЯЗКОЙ НЕФТЬЮ НА ПРИМЕРЕ МЕСТОРОЖДЕНИЯ ТЕНГРИ

УДК 622.276.6

ОЦЕНКА ЭФФЕКТИВНОСТИ БУРЕНИЯ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ 
СКВАЖИН НА МЕСТОРОЖДЕНИЯХ С ВЫСОКОВЯЗКОЙ НЕФТЬЮ  
НА ПРИМЕРЕ МЕСТОРОЖДЕНИЯ ТЕНГРИ

А.С. Марданов, Р.А. Юсубалиев, А.А. Ергалиев, А.М. Рахметуллин

В связи с ростом доли высоковязких нефтей в Казахстане усложняется задача 
их эффективной разработки. Разработка терригенных коллекторов, имеющих 
сложное построение и содержащих высоковязкую нефть, характеризуется, как 
правило, низкими темпами отборов и значений коэффициентов извлечений нефти. В 
настоящее время технологии, обеспечивающие высокую эффективность разработки 
таких месторождений, весьма затратны. Рассмотрен опытный участок разработки 
мелового горизонта месторождения Тенгри, разбуренного вертикальными 
скважинами согласно действующему проектному документу. Сопоставлены средние 
характеристики параметров работы горизонтальных скважин и предложены 
мероприятия по повышению эффективности дальнейшей эксплуатации данных 
скважин.

Ключевые слова: горизонтальная скважина, высоковязкая нефть, терригенный 
коллектор, коэффициент извлечения нефти.

Анализируемый объект
Анализируемое месторождение Тен-

гри находится в разработке с 1998 г. За-
качка попутно-добываемой воды началась 
в 2000 г. Средний дебит нефти за послед-
ние 5 лет находится на стабильном уровне  
3 т/сут при средней обводненности 83%. 
Действующим проектным документом на 
разработку месторождения было выделе-
но 6 эксплуатационных объектов. В дан-
ной статье будет рассмотрены только ІI и 
ІІI объекты разработки. 

С момента утверждения проектного 
документа данные объекты разбурены по 
сетке 100 х 100, в общей сложности про-
бурено более 400 скв., выполнено более 
1500 мероприятий, основанных на различ-
ных физических принципах воздействия, 
однако в большинстве случаев эффект от 

геолого-технических мероприятий оказы-
вался незначительным и непродолжитель-
ным.

По ІI и ІІI объектам рассчитаны потен-
циальные коэффициенты извлечения 
нефти (далее – КИН): состояние выра-
ботки запасов нефти по данным объектам 
близко к начальному. Осложняющим фак-
тором является высокая вязкость нефти. В 
этой связи наиболее предпочтительны тех-
нологии на основе термического (закачка 
горячей воды, закачка пара) и физико-хи-
мического (закачка воды с полимером) 
воздействий. Также необходимо дальней-
шее разбуривание неохваченных выработ-
кой участков залежи, а также проведение 
мероприятий по интенсификации добычи 
нефти.

Таблица 1. Прогнозные вовлеченные в разработку запасы нефти и КИН по объектам

Наименования метода

Запасы нефти, тыс. т КИН, д. ед.
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II объект
Метод Назарова-Сипачева 10057 3379 796,6 2582,42 0,336 0,066 0,079 660,3
Метод Максимова М.И. 10057 3379 748,7 2630,29 0,336 0,066 0,074 660,32
Метод Сазонова Б.Ф. 10057 3379 920,7 2458,26 0,336 0,066 0,092 660,32
Метод Камбарова Г.С. 10057 3379 784,2 2594,76 0,336 0,066 0,078 660,32
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Наименования метода

Запасы нефти, тыс. т КИН, д. ед.
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III объект
Метод Назарова-Сипачева 10413 2745 954,0 1791,03 0,264 0,080 0,092 837,52
Метод Максимова М.И. 10413 2745 1110,6 1634,42 0,264 0,080 0,107 837,52
Метод Сазонова Б.Ф. 10413 2745 1119,2 1625,76 0,264 0,080 0,107 837,52
Метод Камбарова Г.С. 10413 2745 1018,4 1726,59 0,264 0,080 0,098 837,52

Текущее состояние разработки 
горизонта alb3
ІI объект состоит из горизонта alb3, ко-

торый характеризуется высокой вязкостью 
нефти – 179,3 мПа*с, средней нефтенасы-
щенной толщиной 10,2 м, проницаемостью 
коллектора по керну 1,4 мкм², плотностью 
нефти – 0,909 г/см³, малопарафиносто-
стью (0,66%) и малосернистостью (0,32%) 
нефти.

Аномалии вязкости существенно 
влияют на низкие показатели эксплуата-
ции добывающих скважин. Причинами 
являются следующие факторы: неравно-
мерное вытеснение нефти водой и более 
стремительное обводнение добывающих 
скважин. Из-за высокой вязкости нефти 
проектный КИН на данном объекте всего 
0,336 д. ед., при текущем КИН 0,066 д. ед. 

ІI объект вступил в промышленную 
эксплуатацию в 2000 г. Накопленная до-
быча по горизонту составляет 657,7 тыс. т, 
что составляет 10% от всей накопленной 
добычи по месторождению. Выработка 
запасов по объекту за более чем 15 лет 
разработки составляет 27,2%, что приво-
дит к необходимости изменения подхода 
к разработке. Остаточные геологические 
запасы – более 12 млн т.

Средний дебит по нефти составляет 
1,1 т/сут. В целом обводненность состав-
ляет 85%. Поддержание пластового дав-
ления (далее – ППД) на данном объекте 
реализуется с 2002 г. История изменения 
показателей с момента ввода эксплуата-
ции горизонта иллюстрирована на рис. 1.

Рисунок 1. График динамики показателей разработки горизонта alb3

Объем накопленной закачанной воды 
составил 2019 тыс. м³, из них 110,8 тыс. м³ 
закачано в 2019 г. Среднемесячная за-
качка составляет 7 тыс. т, добыча жидко-
сти – 10 тыс. т. Вследствие последующего 

увеличения приемистости нагнетательных 
скважин среднемесячная закачка в теку-
щем году достигла 22 тыс. т, отборы по 
жидкости составили 15 тыс. т. При этом до-
быча нефти снизилась с 4 тыс. т до 3 тыс. т. 

Продолжение таблицы
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Традиционные методы не способствуют 
полной выработке горизонта.

Начальное пластовое давления со-
ставило 2,1 МПа. По динамике изменения 
добычи, закачки и давления видно, что с 
2013 г. пластовое давление повысилось до 
1,7 МПа при стабильной добыче жидкости. 
Далее при увеличении объема закачки от-

бор жидкости увеличился, при этом добы-
ча нефти и текущее пластовое давление 
стабилизировались за последние 3 года на 
уровне начального, отклонение 0,4 МПа. 

Низкий отбор жидкости добывающих 
скважин на горизонте alb3 не связан с 
энергетическим состоянием пласта.

Рисунок 2. График динамики изменения добычи, закачки и давления горизонта alb3

Текущее состояние разработки 
горизонта alb4
ІII объект состоит из горизонта alb4, 

который характеризуется вязкостью нефти 
102,6 мПа*с, средней нефтенасыщенной 
толщиной 2,3 м, проницаемостью кол-
лектора по керну 0,149 мкм², плотностью 
нефти 0,894 г/см³, малопарафиностостью 
(0,71%) и малосернистостью (0,25%) неф-
ти. При проектном КИН, равном 0,264 д. ед., 
текущий КИН за 18 лет разработки равен 
0,08 д. ед. 

Разработка объекта III осуществля-
ется с 2000 г. Всего за весь период разра-
ботки добыто 833,8 тыс. т нефти. Отбор от 
начальных извлекаемых запасов оценива-
ется в 40% при текущем обводнении 84%. 
Средний дебит нефти за последний год 
составлял 1,5 т/сут. Организация системы 
ППД осуществляется с 2000 г. Объем на-
копленной закачки воды 2820,2 тыс. м³, из 
которого 115,5 тыс. м³ закачано в текущем 
году.

Рисунок 3. График динамики показателей разработки горизонта alb4
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Начальное пластовое давление рав-
но 2,6 МПа. По динамике видно, что пла-
стовое давление повысилось с 2,25 МПа 
в 2012 г. до 2,55 МПа в 2015 г. с увеличе-
нием объема закачки и отбора жидкости. 

При дальнейшем росте закачки отмечает-
ся стабилизация текущего пластового дав-
ления на уровне начального, где добыча 
жидкости незначительно увеличилась, а 
добыча нефти постепенно снизилась. 

Рисунок 4. График динамики изменения добычи, закачки и давления горизонта alb4

Бурение горизонтальных скважин
Горизонтальные скважины, увеличи-

вая дебит нефти или газа, повышают ко-
эффициент нефтеотдачи пласта. Бурение 
не единичных скважин, а полноценной сет-
ки горизонтальных скважин способствует 
получению наибольшего эффекта. Таким 
образом достигается параллельно-струй-
ная фильтрация жидкости в пласте вместо 
радиальной, что обычно происходит при 
бурении вертикальных скважин. При буре-
нии вертикальным способом образуются 
зоны с недренируемой нефтью.

Преимущества технологии:
• повышается дебит скважин в ре-

зультате увеличения поверхности филь-
трации и зоны дренирования;

• снижается эксплуатационный 
фонд;

• оптимальная разработка место-
рождения;

• повышается коэффициент нефте-
извлечения углеводородов в результате 
создания более интенсивной фильтрации 
флюида, особенно в залежах с повышен-
ной неоднородностью;

• снижается обводненность продук-
ции.

Недостатки технологии:
• увеличение общей проходки по 

каждой скважине;
• повышение стоимости метра сква-

жины;
• дебит горизонтальной скважины 

намного меньше, чем вертикальной такой 
же длины;

По сравнению с вертикальной скважи-
ной продуктивность горизонтальной сква-
жины снижается быстрее, несмотря на это, 
добыча за 4–6 лет повышается не менее 
чем в 2 раза.

На месторождении Тенгри в 2019 г. 
были пробурены первые две горизон-
тальные скважины на юрские отложения. 
Вязкость нефти в пластовых условиях 
юрских отложений находится в пределах 
30 мПа*с. Обе скважины считаются успеш-
ными. Дебит нефти превышает плановый 
дебит как минимум в 2 раза. Далее можно 
увидеть динамику добычи обоих скважин с 
момента ввода в эксплуатацию.
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Рисунок 5. График динамики добычи скважины ГС-1

Рисунок 6. График динамики добычи скважины ГС-2

В связи с успешностью обеих гори-
зонтальных скважин было рассмотрено 
бурение на горизонтах с более высокой 
вязкостью нефти. Рассмотрение эффек-
тивности бурения горизонтальных скважин 
для увеличения нефтеотдачи предопреде-
лили направление исследований данной 
работы.

Оценка эффективности бурения 
горизонтальных скважин для 
горизонта alb3
Расчеты по оценке эффективности 

разработки горизонтов при помощи го-
ризонтальных скважин проводились на 
проектной скважине, проложенной в ги-
дродинамической модели. Гидродинами-
ческая модель строится, основываясь на 
геологической модели, учитывает геоло-
го-физические и технологические факто-

ры. Сопоставляя расчетные и фактические 
показатели разработки, параметры допол-
няются, приводя к окончательной версии, 
на которой в дальнейшем производятся 
прогнозные расчеты. 

При адаптации истории было уста-
новлено, каким способом индивидуаль-
ные особенности модели воздействуют на 
дальнейшие показатели разработки. Для 
этого модель адаптировалась по сходи-
мости динамики пластового давления при 
контроле по добыче жидкости, при дости-
жении достаточной сходимости контроль 
вводился по добыче нефти.

Для каждой скважины был создан 
входной исторический файл, который со-
держит всю необходимую информацию 
(интервал перфорации, связь с коорди-
натной сеткой (х, у, z), внутренний диа-
метр колонны и т.д.). Для анализа качества 

Перевод из 
ШГН в ЭВН
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настройки показателей работы скважин 
на период истории проведено сравнение 
накопленной добычи нефти, воды, жидко-
сти с историческими данными. Критерием 
настройки служил коридор +/-15% от исто-
рических значений накопленной добычи 
нефти. По меловым горизонтам при высо-
кой проницаемости закачиваемая вода не 
достигала добывающих скважин, тем вре-
менем не поддерживая давление в сква-
жинах, переходя в другие части пласта.

При проведении прогнозных расчетов 
необходимо поставить контроль по одному 
из показателей разработки, т.е. по дебиту 

жидкости, нефти, по забойному давлению 
и т.д. Остальные параметры изменяются, 
придерживаясь контрольного параметра. 
Расчеты проведены по 2 скважинам: HW-I 
(целевой горизонт – alb3), HW-II (целевой 
горизонт – alb4).

По горизонту alb3 была заложена 1 
проектная горизонтальная скважина. Тра-
ектория скважины проходит в центральной 
части залежи и охватывает участок с высо-
кой плотностью остаточных запасов. Сква-
жина вскрыла целевой горизонт на глубине 
241 м (-127 м) и простирается на 260 м по 
горизонту. 

 
Рисунок 7. Профиль куба литологии

Расчет прогнозных показателей был 
проведен на гидродинамической модели, 
которая была обновлена в 2019 г. Были 
проведены 2 расчета. 

В первом расчете был поставлен кон-
троль по жидкости 25 м³/сут. Накопленная 
добыча нефти составляет выше 19 тыс. м³ 
за более 15 лет разработки. 

Рисунок 8. Динамика накопленной добычи нефти и дебита нефти в условиях контроля  
по жидкости 25 м³/сут
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Рисунок 9. Динамика забойного давления и обводненности в условиях контроля по 
жидкости 25 м³/сут

Во втором расчете контроль был по-
ставлен по забойному давлению 15 бар. 

На копленная добыча нефти за более 15 лет  
составляет выше 60 тыс. м³.

 
Рисунок 10. Динамика накопленной добычи нефти и дебита нефти в условиях контроля  

по забойному давлению 15 бар
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Рисунок 11. Динамика забойного давления и обводненности в условиях контроля по 
забойному давлению 15 бар

Оценка эффективности бурения 
горизонтальных скважин для гори-
зонта alb4
По горизонту alb4 перед проведением 

расчета на модели была заложена гори-

зонтальная скважина. Скважина вскрыла 
целевой горизонт на глубине 347 м (-208 м),  
и длина горизонтальной секции скважины 
более 200 м.

Рисунок 12. Профиль куба литологии

По данной скважине были проведены 
несколько расчетов. В первом расчете кон-
троль был поставлен по забойному давле-
нию 14 атм, т.е. расчет был проведен при 

условии, что забойное давление не будет 
ниже давления насыщения. 

По результатам расчета накопленная 
добыча нефти составляет выше 30 тыс. м³ 
за 15 лет эксплуатации.
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Рисунок 13. Динамика накопленной добычи нефти и дебита нефти в условиях контроля  
по забойному давлению 14 бар

Рисунок 14. Динамика забойного давления и обводненности в условиях контроля  
по забойному давлению 14 бар

Далее был проведен расчет, при ко-
тором контроль был поставлен по дебиту 
жидкости 20 м³/сут. При более высоком де-
бите жидкости наблюдается сильное сни-
жение забойного давления от давления 
насыщения.

В результате расчета накопленная до-
быча нефти горизонтальной скважины за 
15 лет работы на горизонте alb4 составля-
ет в пределах 23 тыс. м³.
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Рисунок 15. Динамика накопленной добычи нефти и дебита нефти в условиях контроля  
по дебиту жидкости 20 м³/сут

Рисунок 16. Динамика забойного давления и обводненности в условиях контроля  
по дебиту жидкости 20 м³/сут

Экономическая эффективность 
бурения горизонтальных скважин
Любое мероприятие, предлагаемое 

к реализации, нуждается в предваритель-
ной оценке  возможностей его развития, 
прежде всего с точки зрения инвесторов.

Для оценки экономической рента-
бельности рассматриваемых горизонталь-
ных скважин рассчитан индекс доходности 
PI. При этом использовались прогнозные 
показатели скважин на 5 лет из расчетов 
по гидродинамической модели. Также ре-
зультаты сопоставлены с показателями 
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вертикальных скважин по соответству-
ющим горизонтам. Дебит вертикальных 
скважин взят как средний дебит действу-
ющего фонда, добыча последующих годов 
рассчитана снижением добычи с помощью 
утвержденного темпа падения данного ме-
сторождения. В табл. 2 приведены резуль-
таты оценки рентабельности.

По горизонту alb3 за 1 год разработки 
рентабельная добыча достигается по гори-
зонтальной скважине HW-1 при ограниче-
нии забойного давления на 15 бар, через 
5 лет разработки по остальным вариан-

там рентабельность также достигается. 
Схожая ситуация и по горизонту alb4: го-
ризонтальная скважина HW-2, ограничен-
ная забойным давлением не более 14 бар, 
достигает рентабельности на 1 год разра-
ботки, по остальным вариантам расходы 
окупаются в последующие года. 

В заключение необходимо отметить, 
что бурение горизонтальных скважин на 
данных горизонтах более предпочтитель-
но с точки зрения экономики по сравнению 
с бурением вертикальных скважин, даже 
при контроле по добываемой жидкости.

Таблица 2. Экономическая эффективность бурения проектных скважин
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1 HW-I alb3 BHP-15 bar ВНС ГС 438 18 7903,6 6047,4 5409,6 5007,9 4717,3 1,4 5,0

2 HW-I alb3 QLiq-25 m3/d ВНС ГС 438 6,2 2755,4 2009,0 1708,0 1520,3 1390,7 0,4 1,6

3 VW-I alb3 ВНС 
верт. 270 2 658,8 578,1 504,4 441,4 386,2 -0,2 1,3

4 HW-II alb4 BHP-14 bar ВНС ГС 525 18,3 6716,0 3660,6 2946,0 2526,7 2231,5 1,1 2,7

5 HW-II alb4 QLiq-20 m3/d ВНС ГС 525 13,6 4969,5 3798,6 2820,2 2113,2 1662,3 0,8 2,3

6 VW-II alb4 ВНС 
верт. 300 2,5 823,5 722,6 630,5 551,7 482,7 -0,02 1,7

Выводы
Вскрытие продуктивной толщи на-

правленными, в т.ч. наклонно-горизонталь-
ными, скважинами позволяет повысить 
продуктивность скважин за счет увеличе-
ния площади фильтрации, продлить пе-
риод безводной эксплуатации скважин, 
увеличить степень извлечения углеводо-
родов на месторождениях, находящихся 
на поздней стадии разработки, повысить 
эффективность закачки агентов в пласты, 
вовлечь в разработку пласты с низкими 
коллекторскими свойствами и высоковяз-
кой нефтью.

При рассмотрении бурения горизон-
тальных скважин на месторождении с вы-
соковязкой нефтью был проведен расчет 
прогнозных показателей на горизонтах 
alb3 и alb4 на гидродинамической модели. 
По каждому варианту заложения ствола 
расчет проводился при контроле дебита 
жидкости, а также при контроле по забой-
ному давлению.

При контроле по дебиту жидкости на 
25 м³/сут по скважине, заложенной на го-
ризонте alb3, накопленная добыча нефти 
составила 19,4 тыс. м³, при контроле по 
дебиту жидкости на 20 м³/сут по скважине, 
заложенной на горизонте alb4, накоплен-
ная добыча нефти – 23,6 тыс. м³ за 15 лет 
разработки. 

При контроле по забойному давлению 
на 15 бар по скважине, заложенной на го-
ризонте alb3, накопленная добыча нефти 
составила 65 тыс. м³, при контроле по за-
бойному давлению на 14 бар по скважине, 
заложенной на горизонте alb3, накоплен-
ная добыча нефти – 32,5 тыс. м³ за 15 лет 
разработки. 

По результатам расчета наибольшая 
накопленная добыча нефти была получе-
на при контроле по забойному давлению 
при разработке горизонтальной скважи-
ны, заложенной на горизонте alb3, хотя 
вязкость нефти по alb3 – 179,3 мПа*с, по 
alb4 – 102,6 мПа*с. Следует отметить что, 
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в зоне заложения скважин плотность оста-
точных запасов как минимум 4 раза боль-
ше на горизонте alb3.

На текущую дату на горизонте alb3 
фактически работают вертикальные сква-
жины с накопленной добычей нефти выше 
18 тыс. м³ более, чем за 15 лет разработки, 
на горизонте alb4 – с накопленной добы-
чей нефти выше 5 тыс. м³ более, чем за 10 
лет разработки. Более широкий охват, до-
стигнутый горизонтальными скважинами, 
позволил уменьшить обводненность про-
дукции и увеличить добычу нефти.

По результатам оценки экономичес-
кой рентабельности наиболее успешными 
оказались горизонтальные скважины HW-I 
и HW-II, ограниченные по давлению в за-
бое, индекс доходности – 5,0 и 2,7 соответ-
ственно. Бурение горизонтальных скважин 
на данных горизонтах более предпочти-
тельно с точки зрения экономики по срав-
нению с бурением вертикальных скважин, 
даже при контроле по добываемой жид-
кости.
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ТЕНГРИ КЕН-ОРНЫ ҮЛГІСІ РЕТІНДЕ ТҰТҚЫРЛЫҒЫ ЖОҒАРЫ 
МҰНАЙ КЕН-ОРЫНДАРЫНДА КӨЛБЕУ БАҒЫТТАЛҒАН 
ҰҢҒЫМАЛАРДЫ ПАЙДАЛАНУ ТИІМДІЛІГІН БАҒАЛАУ
А.С. Марданов, Р.А. Юсубалиев, А.А. Ерғалиев, А.М. Рахметуллин

Қазақстанда тұтқырлығы жоғары мұнай кенорындары үлесінің өсуіне байла
нысты, оларды тиімді игеру мүмкіншілігі күрделене түсуде. Күрделі құрылымды 
терригендік қойнауқаттар мен өткізгіш қабаттардағы тұтқырлығы жоғары 
мұнай өнімдерін  игеру, әдетте, мұнай алу коэффициентінің төменгі қарқынымен 
сипатталады. Қазіргі уақытта осыған ұқсас кенорындарды игеруге арналған 
технологиялар технологиялар тиімсіз және өте шығынды болып келеді. Тенгри кен
орны бойынша, игерудің жобалық құжатына сәйкес, тік ұңғымаларды пайдаланып, 
игерудегі тәжірибелік телімі ретінде бор қабаты қарастырылды. Көлбеу бұрғыланған 
ұңғымалардың жұмыс параметрлерінің орташа сипаттамалары салыстырылып, осы 
ұңғымаларды одан әрі пайдалану тиімділігін арттыру бағытында шаралар ұсынылды.

Түйінсөздер: көлденең бағытталған ұңғы, тұтқырлығы жоғары мұнай, 
терригенді коллектор, мұнай алу коэффициенті.

EFFICIENCY OF HORIZONTAL WELLS IN FIELDS WITH HIGHLY 
VISCOUS OIL ON THE EXAMPLE OF TENGRI FIELD

A.S. Mardanov, R.A. Yussubaliev, A.A. Yergaliyev, A.M. Rakhmetullin
Due to the growing share of highviscosity oils in Kazakhstan, task of their effective 

development is becoming more complicated. Development of terrigenous reservoirs that have 
a complex structure and contain highviscosity oil lead to low rates of sampling and low values 
of oil recovery factor. Currently, technologies that ensure high efficiency in development of 
such deposits are very expensive. The paper considers a pilot section of the development 
horizon of cretaceous system of the Tengri field, drilled with vertical wells in accordance with 
current project document. Further the average characteristics of the parameters of horizontal 
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ОЦЕНКА ЭФФЕКТИВНОСТИ БУРЕНИЯ ГОРИЗОНТАЛЬНЫХ СКВАЖИН НА МЕСТОРОЖДЕНИЯХ С 
ВЫСОКОВЯЗКОЙ НЕФТЬЮ НА ПРИМЕРЕ МЕСТОРОЖДЕНИЯ ТЕНГРИ

wells are compared and measures are proposed to improve the efficiency of further operation 
of these wells.

Key words: horizontal well, high viscosity oil, terrigenous reservoir, oil recovery factor.
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1. Правила публикации статей
В Журнале публикуются научные ста-

тьи по результатам исследований, опыт 
внедрения новой техники (новых техноло-
гий) и оборудования на производственных 
объектах в различных областях нефтега-
зовой отрасли в соответствии с рубриками 
Журнала. Решение о публикации принима-
ется Главным редактором и Редакционной 
коллегией журнала после рецензирова-
ния, с учетом научной и практической зна-
чимости и актуальности представленных 
материалов. Статьи, отклоненные Глав-
ным редактором и Редакционной колле-
гией, повторно не принимаются и не рас-
сматриваются. Рукописи, оформленные не 
по требованиям, представленным ниже, 
возвращаются Авторам без рассмотрения. 
При сдаче рукописи в редколлегию Авто-
рам рекомендуется указать 3 (трех) потен-
циальных рецензентов (с полным именем и 
электронным почтовым адресом) из числа 
специалистов в данной области исследо-
ваний. Работа направляется на отзыв чле-
нам Редколлегии и одному из указанных 
рецензентов; по усмотрению Редколлегии 
могут привлекаться дополнительные ре-
цензенты (слепое рецензирование); на ос-
новании экспертных заключений Главный 
редактор и Редколлегия принимает реше-
ние о публикации: принятие к публикации в 
представленном виде, необходимость до-
работки или отклонение. В случае необхо-
димости рукопись направляется Авторам 
на доработку по замечаниям рецензентов 
и редакции, после чего она повторно ре-
цензируется, и редколлегия вновь реша-
ет вопрос о приемлемости рукописи для 
публикации. Переработанная рукопись 
должна быть возвращена в редакцию в те-
чение недели после получения авторами 
отзывов, в противном случае рукопись рас-
сматривается как вновь поступившая. Ру-
копись, получившая недостаточно высокие 
оценки при рецензировании, отклоняется 
как не соответствующая уровню или про-
филю публикаций журнала. Авторы несут 
ответственность за достоверность и значи-
мость научно-практических результатов и 
актуальность научного содержания работ. 
Не допускается плагиат – незаконное ис-
пользование материалов опубликованных 

работ: статей, монографий, патентов и 
др., являющихся предметом чужого твор-
ческого труда. Редколлегия принимает на 
рассмотрение рукописи на казахском, рус-
ском или английском языках, присланные 
по электронной почте в форме присоеди-
ненных файлов, обозначаемых по фами-
лии первого автора (например, «Айтбаев.
doc») на электронный адрес редакции 
vestnik@kmg.kz На всех стадиях работы с 
рукописями, а также для общения с авто-
рами и рецензентами редакция использует 
электронную почту, поэтому авторы долж-
ны быть очень внимательны к указанному 
в рукописи электронному адресу и должны 
своевременно сообщать о происшедших 
изменениях. Публикации рассматривают-
ся при условии, что авторы не передали 
аналогичный материал (в оригинале или 
в переводе на другие языки или с других 
языков) в другой журнал(ы), что этот мате-
риал не был ранее опубликован и не будет 
направлен в печать в другое издание или 
не принят в печать в другом журнале. Если 
в ходе работы над рукописью выяснится, 
что аналогичный материал (возможно, под 
другим названием и с другим порядком ав-
торов) направлен в другой журнал, статья 
немедленно возвращается авторам, о про-
исшедшем сообщается в журнал, приняв-
ший к рассмотрению этот материал. 

2. Требования к статьям
Статья включает в себя индекс УДК, 

название и текст статьи, резюме, ключе-
вые слова, список литературы, рисунки, 
таблицы, сведения об авторах. Все стра-
ницы рукописи, в том числе таблицы, ри-
сунки следует пронумеровать. Кроме того, 
каждый рисунок должен быть оформлен 
в виде отдельного файла в оригинальном 
виде в формате jpg, gif, jpeg, tiff, диаграммы 
и объемные таблицы в формате excel и др. 
Файлы рисунков и таблиц обозначаются по 
фамилии первого автора с указанием но-
мера рисунка или таблицы (Айтбаев_рис1, 
Айтбаев_табл2). Также отдельным фай-
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Все материалы вносятся в одну папку с 
названием по фамилии первого автора и 
архивируются с помощью стандартных ар-
хиваторов WinRAR. 
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Представленные для опубликования 
материалы должны удовлетворять следу-
ющим требованиям: 

1. Статья должна содержать резуль-
таты оригинальных научных исследований 
по актуальным проблемам нефтегазовой 
отрасли, ранее не опубликованные и не 
предназначенные к публикации в других 
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шением на опубликование от учреждения, 
в котором выполнено исследование. В 
разрешении указывается отсутствие ин-
формации по объектам прав интеллекту-
альной собственности (в том числе автор-
ских прав, прав на изобретение, полезную 
модель, промышленный образец, прав на 
защиту нераскрытой информации от неза-
конного использования и иных прав), и ма-
териалы статьи не влекут нарушения прав 
интеллектуальной собственности иных 
лиц. 

2. Заголовок статьи должен быть ко-
ротким и информативным, по возможно-
сти без аббревиатур, особенно если они 
относятся к узкой тематике. Печатается 
заголовок прописными буквами шрифтом 
Arial, 14, полужирный, посередине строки, 
без отступа, межстрочный интервал – 1,15. 
Перед заголовком пишется класс универ-
сальной десятичной классификации (УДК) 
для того, чтобы систематизировать узкое 
направление статьи. 

3. Аннотация на языке статьи приво-
дится в начале статьи перед основным 
текстом и печатается шрифтом Arial, раз-
мер 12, курсив, отступ 1,25, межстрочный 
интервал – 1,15. Она отражает цель ра-
боты, метод или методологию проведе-
ния работы, результаты работы, область 
применения результатов, выводы (объем 
аннотации не более 300 слов). Перевод 
аннотации и ключевых слов на англий-
ском и казахском языке (в случае статьи 
на русском языке, если статья на казах-
ском, то перевод аннотации на русском и 
английском языках) пишется после списка 
использованной литературы.

4. Ключевые слова – пишутся на од-
ной строке, через двоеточие, не более 10 
слов или словосочетаний, шрифтом Arial, 
размер 12, курсив, отступ 1,25, межстроч-
ный интервал – 1,15. 

5. Нумерация рисунков и таблиц 
должна быть последовательной Таблицы и 
рисунки не должны быть вырезаны из дру-
гих материалов. Названия должны быть 

краткими, но информативными, печатают-
ся шрифтом Arial, размер 12, полужирный, 
выравнивание – посередине без отступа, 
межстрочный интервал – 1. Название та-
блицы пишется сверху таблицы, а назва-
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названия точка не ставится. 

6. Размер шрифта Arial рисунков и та-
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цах и строках одинаковую информацию. 
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обозначений, используя шрифт Arial, раз-
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11. Список литературы должен содер-
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предпочтительно современных изданий. 
Каждый источник упоминается в списке 
один раз, вне зависимости от того, как ча-
сто на него делается ссылка в тексте ра-
боты. Ссылки на номер источника в списке 
в тексте следует приводить в квадратных 
скобках. Оформление публикаций прово-
дится по ГОСТу 7.1-2003. 
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Оформление статей в периоди чес ких 
журналах: 

Фамилия, инициалы авторов, назва-
ние статьи (без кавычек). – Название жур-
нала (без кавычек), место издания (может 
быть название издательства), год, номер, 
страницы. 

Оформление монографий: 
Фамилия, инициалы авторов, назва-

ние монографии. – Издательство и место 
издания, год, общий объем, страницы ци-
таты. 

12. После списка литературы приво-
дятся Название статьи, авторы, резюме и 
ключевые слова сначала на казахском, по-
том на английском (это в случае если сама 
статья подготовлена на русском языке). 

Оформление данного материала прово-
дится также, как представлены эти компо-
ненты статьи на основном языке. 

13. После этого приводится краткая 
информация об авторах, включающая уче-
ную степень, звание, должность и органи-
зацию, электронную почту. Если авторы 
статьи работают в одной организации, ее 
название пишется после всех авторов. 

14. В отдельном файле, обозначен-
ном (например, «Айтбаев_сведения об 
авторах») приводится более подробная 
информация, в частности, в обязательном 
порядке полный почтовый адрес и телефо-
ны всех авторов, а также указание, кто бу-
дет вести переписку и отвечать на вопросы 
редакции.
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