


Научно-практический журнал

№ 4 (9) 2021

Нур-Султан 2021

ВЕСТНИК 
НЕФТЕГАЗОВОЙ ОТРАСЛИ 

КАЗАХСТАНА



Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана
№ 4 (9) 2021

Научно-практический  
журнал
Журнал зарегистрирован  
в Министерстве информации и комму-
никации РК 
Свидетельство № 17609-Ж

Учредитель
ТОО «КМГ Инжиниринг» 
АО «НК «КазМунайГаз»

Главный редактор
Хасанов Бахытжан  
Кенесович
Генеральный директор
ТОО «КМГ Инжиниринг» 

Члены редколлегии
Карабалин У.С., докт. техн. наук, зам. 
главного редактора
Огай Е.К., докт. техн. наук, зам. глав-
ного редактора
Ибрашев К.Н., канд. техн. наук
Куандыков Б.М., докт. геол.-мин. наук
Кулекеев Ж.А., канд. экон. наук
Утеев Р.Н., докт. наук PhD по геологии
Умралиев Б.Т., докт. техн. наук
Мунара А., докт. наук PhD по геологии
Cармурзина Р.Г., докт. хим. наук
Нуртаева Г.К., докт. пед. наук,  
канд. хим. наук
Золотухин А.Б. докт. техн. наук  
(Россия)
Исмаилов Ф.С., докт. наук PhD  
по техн. наукам (Азербайджан)
Агзамов Ф.А., докт. техн. наук (Россия)
Абилхасимов Х.Б., докт. геол.- 
мин. наук
Габдуллин М.Т., канд. физ.-мат. наук, 
докт. PhD по физике плазмы
Тираж 300 экз.

Почтовый адрес:
г. Нур-Султан,  
БЦ Изумрудный квартал, 
ул. Д. Кунаева 8, Блок «Б

Тел.: +7-7172-235-576 
E-mail: vestnik@niikmg.kz
website: kmgen.kz

© ТОО «КМГ Инжиниринг» 
АО «НК «КазМунайГаз»

Содержание
Кан А.Н., Ахметшина Л.З. 
Литолого-фациальные особенности органогенных 
построек второй карбонатной толщи восточного борта 
Прикаспийской впадины Жаркамысского свода  . . . . 3

Никитин И.А. 
Обоснование и предпосылки выделения низкоомных 
коллекторов как инструмента поиска пропущенных 
залежей на примере месторождения Сургутского 
свода . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 17

Садыков А.Д. 
Применение метода стохастической инверсии, 
использующего псевдоскважины на примере 
месторождения Южно-Тургайского осадочного 
бассейна . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 27

Колбикова Е.С. 
Литофациальный анализ и возможности 
прогнозирования свойств по данным геофизических 
исследований и сейсморазведки методами машинного 
обучения . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 34

Жексембин Д.М., Қурметбек Б., Серикбаева А.М., 
Бекбауов Б.Е. 
Разработка пользовательского интерфейса 
и инструмента постобработки результатов 
гидродинамического симулятора для моделирования 
процессов нефтедобычи . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 40

Кожаш А. 
Анализ паротеплового воздействия  
на месторождении Каражанбас . . . . . . . . . . . . . . . . . 54

Жолдыбаева А.Т., Шишкин В.В., Хажитов В.З., 
Ниязбаева А.Б., Сидоров Д.А., Курманкулов А.Т. 
Оценка эффективности пароциклической обработки 
скважин с высоковязкой нефтью на примере 
гидродинамической модели участка Молдабек 
Восточный месторождения Кенбай . . . . . . . . . . . . . . 65

Иманбаев Б.А., Жапаров Н.С.,  
Максут Д.М., Утепов М.С. 
Методы применения бактерицидов для борьбы с 
биогенным сероводородом на месторождении  
Узень и Карамандыбас . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 79

Сейтхазиев Е.Ш., Утеев Р.Н., Мустафаев М.К.,  
Ш. Лю, Сарсенбеков Н.Д., Досмухамбетов А.К. 
Фингерпринтинг и биомаркерный анализ нефти 
Акшабулакской группы для определения  
типов нефтей . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 93

Исмайылова Ф.Б. 
Влияние обводненности и темпа охлаждения  
на текучесть нефтей . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 111

Требования к статьям научно-практического 
журнала «Вестник нефтегазовой отрасли 
Казахстана» . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 119 

Состав редколлегии журнала  
«Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана» . . 122



3Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 4 (9) 2021

ЛИТОЛОГО-ФАЦИАЛЬНЫЕ ОСОБЕННОСТИ ОРГАНОГЕННЫХ ПОСТРОЕК ВТОРОЙ КАРБОНАТНОЙ ТОЛЩИ 
ВОСТОЧНОГО БОРТА ПРИКАСПИЙСКОЙ ВПАДИНЫ ЖАРКАМЫССКОГО СВОДА

УДК 551.351+553.982

ЛИТОЛОГО-ФАЦИАЛЬНЫЕ ОСОБЕННОСТИ ОРГАНОГЕННЫХ 
ПОСТРОЕК ВТОРОЙ КАРБОНАТНОЙ ТОЛЩИ ВОСТОЧНОГО 
БОРТА ПРИКАСПИЙСКОЙ ВПАДИНЫ ЖАРКАМЫССКОГО 
СВОДА

А.Н. Кан, Л.З. Ахметшина

Прикаспийская впадина – главный нефтегазовый бассейн Казахстана. Он 
содержит огромные запасы углеводородов в подсолевых карбонатных отло-
жениях.

В восточной части Прикаспийской впадины открыты многочисленные не-
фтяные и газоконденсатные месторождения, связанные с подсолевыми кар-
бонатными комплексами. 

Объектами изучения являются вторая карбонатная толща (КТ-II) поздне-
визейско-раннемосковского возраста восточного борта Прикаспийской впа-
дины. Формирование восточной части Прикаспийского бассейна происходило 
в зоне сочленения Восточно-Европейского кратона и складчатых структур 
Урала. Эти условия предопределили сложность процессов осадконакопления, 
разнообразие литологических типов пород и процессов диагенеза с образова-
нием высокой неоднородности типов коллекторов.

КТ-II сохранит лидирующую роль в качестве основного коллектора угле-
водородов и имеет дальнейший потенциал для разведки нефти в регионе в 
течение двух-трех десятилетий. Это подтверждается открытием в КТ-II 
крупных нефтяных и газоконденсатных месторождений, таких как Жанажол, 
Урихтау, Кожасай, Алибекмола и др.

Ключевые слова: нефтегазоносность, вторая карбонатная толща (КТ-II), 
строение биогермных карбонатов, диагенез, Microcodium, перспективы от-
крытия скоплений углеводородов.

Введение
Прикаспийская впадина – одна из не-

многих впадин континентального блока, 
где в течение фанерозоя сформировался 
осадочный чехол мощностью до 20 км. В 
краевых частях Актюбинско-Астраханской 
системы поднятий восточной части При-
каспийской впадины, преимущественно в 
шельфовых обстановках, накапливались 
отложения второй карбонатной толщи (КТ-
II). Осадконакопление КТ-II происходило с 
поздневизейского (веневский горизонт) по 
раннемосковское время в восточной части 
Прикаспийской впадины на Жаркамысском 
своде. Исследования охватывают ком-
плексы литолого-фациальных, биострати-

графических материалов, полученных из 
керна и шлама разведочных скважин м. 
Кожасай, Урихтау, Жанажол и Алибекмола 
и др.

Биостратиграфическое расчленение 
разрезов основано на вертикальном рас-
пространении палеонтологических остат-
ков, что позволяет обосновать возраст 
продуктивных толщ с высокой детализаци-
ей. Данные исследования тесно связаны с 
палеоэкологией, где биотический матери-
ал служит индикатором режима морско-
го бассейна, а карбонатные отложения с 
типично морской фауной формировались 
в литорально-сублиторальном режиме, с 
умеренной энергией волн, нормальной со-
леностью и достаточной аэрацией воды. В 
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отдельные периоды седиментации проис-
ходило повышение солености вод, о чем 
свидетельствуют отдельные гнезда гипса 
в карбонатах стешевских и протвинских 
отложений серпуховского яруса. Комплекс-
ное изучение видов фораминифер и ко-
нодонтов с микрофациальным анализом 
литологического состава позволяют воссо-
здать древние условия осадконакопления, 
выявить закономерности распределений 
фаций в разрезе и по площади, изучить 
седиментологические особенности, кол-
лекторские свойства и нефтегазоносность 
карбонатных пород в регионе [1].

Геологическое развитие
В конце визейского века с ослаблением 

тектонических движений в соседних конти-
нентальных областях произошло замеще-
ние терригенных осадков карбонатными. 
На Жаркамысском поднятии карбонаты 
второй толщи залегают на выровненной 
поверхности терригенных отложений. Кар-
бонатные породы михайловско-веневского 
времени практически лишены терригенной 
примеси и несут следы осаждения в мел-
ководно-морских обстановках. Только в 
районе пл. Алибекмола аккумуляция кар-
бонатных осадков изредка прерывалась 
терригенной седиментацией. 

Во второй карбонатной толще раз-

нообразные мелководно-шельфовые, 
лагунные, склоновые и отмельные фа-
ции формировались в обстановке края 
карбонатного шельфа и его флангов с 
характерными границами циклических 
границ (рис.1). Широкий спектр микрофа-
ций представлен пелоидно-картоидными, 
оолитовыми водорослево-мелкофорами-
ниферовыми грейнстоунами, форамини-
ферово-криноидными пакстоунами, био-
кластово-микробиально-водорослевыми 
баундстоунами, рудстоун-бафлстоунами, 
пелоидно-биокластовыми вакстоун-паксто-
унами и редкими мадстоунами.

Основными компонентами микрофа-
ций являются водоросли разнообраз-
ного видового состава Praedonezella, 
Shartymophycus, Ungdarella, Calcifolium, 
Konincopora, Donezella, Berezella, 
Girvanella, Dasycladaciae, биокласты кри-
ноидей, мшанок, брахиопод, форамини-
фер, остракод и условно неорганические 
компоненты – пелоиды, пеллеты, оолиты, 
онкоиды, интракласты и картоиды [2].

Формирование органогенных постро-
ек КТ-II восточного борта Прикаспийской 
впадины начинается с веневского времени 
и продолжается в течение серпуховского, 
башкирского и раннемосковского времени 
с интенсивным ростом водорослевых кар-
бонатов. Каркас второй карбонатной тол-

Рисунок 1. Схема формирования карбонатов КТII
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щи состоит из багряных водорослей визей-
ско-серпуховского возраста [3]. 

Веневские отложения толщиной до 
85 м характеризуются комплексами фо-
раминифер подзоны Eostaffella tenebrosa 
и конодонтов зоны Locheriea mononodosa 
и L.nodosa. Литологически представлены 
доломитами, доломитизированными пак-
стоунами с обильными фораминифера-
ми, биокластами брахиопод и криноидей 
с обильным количеством пелитоморфных 
сгустков (~50%) и редкими кристаллика-
ми пирита (м. Алибекмола). В керне скв. 
6 пл. Башенколь (интервал 4675–4686 м) 
описаны ооидные грейнстоуны с хорошей 
окатанностью и выдержанной размерно-
стью частиц. Микрофации биокластовых, 
онкоидных водорослевых грейнстоунов 
определены в скв. П-3 м. Кожасай с фор-
менными элементами из раковин форами-
нифер, брахиопод, иглокожих и детритом 
водорослей Konikopora, окатанной формы 
и сцементированных спаритом.

Серпуховский ярус (толщина до 270 м) 
выделен в составе двух подъярусов и че-
тырех горизонтов: тарусского, стешевского, 
протвинского и запалтюбинского в соот-
ветствии с фораминиферовыми зонами 
Pseudoendothyra globosa – Janischewskina 
delicata-Eoladicus donbassicus (ранний 
серпуховский подъярус) и Eostaffellina 
paraprotvae, Monotaxinoides transitorius-
Eosigmalina explicate (поздний серпухов-
ский подъярус). По последовательным ком-

плексам конодонтов в нижнесерпуховском 
подъярусе выделена зона Lochriea ziegleri, 
а в верхнесерпуховском подъярусе – зона 
Gnathodus bilineatus bollandensis.

Тарусский горизонт представлен водо-
рослево-фораминиферовыми вакстоуна-
ми, пакстоунами и грейнстоунами с обиль-
ным присутствием «сфер» – однокамерных 
фораминифер и кальцисфер, и биокла-
стами иглокожих, остракод, брахиопод в 
спаритовом цементе (м. Кожасай, скв. 3, 
инт. 3873–3938 м). Их формирование про-
ходило в верхней части литорали полу-
закрытого бассейна и лагун в спокойных 
гидродинамических условиях. Подобные 
микрофации получили распространение в 
районе м. Алибекмола, Жанажол и Куан-
тай. В районе пл. Башенколь в тарусское 
время шло образование рифовых бафлсто-
унов, сложенных обильными Praedonezella 
in situ и морским микропеллоидным це-
ментом в межводорослевом пространстве  
(скв. 6, инт. 4510–4630 м). 

Вверх по разрезу в стешевском горизон-
те (инт. 4510–4460 м) доминируют текстуры 
из крупных биокластов мшанок, иглокожих 
и фораминифер – фреймстоунов. Мшанки 
становятся основными элементами рифо-
вых фаций, полностью вытесняя водорос-
ли. Обломки мшанок и неорганогенные 
зерна «кружевной» формы с псевдомикри-
товой каймой (lace-form) инкрустированы 
фибровым цементом (рис. 2). Формиро-
вание карбонатов стешевского горизонта 

Рисунок 2. Шлиф «Кружевные структуры». Тортколь, скв. 8, инт. 3493–3501 м 
увеличение 40х
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происходило в условиях открытого морско-
го шельфа с повышенной гидродинамиче-
ской активностью моря.

В протвинском горизонте получили 
распространение брахиоподово-криноид-
ные и криноидно-фораминиферо-водоро-
слевые пакстоуны, рудстоуны и бафлстоу-
ны с обломочно-комковатыми пакстоунами 
и оолитовыми и онколитовыми грейнстоу-
нами. Раннепротвинские отложения сло-
жены водорослевыми, биогермными фа-
циями, а онкоидно-оолитовые грейнстоуны 
занимают верхнюю часть серпуховских от-
ложений.

Башкирский ярус (толщиной до  
350 м) в рассматриваемом районе пред-
ставлен отложениями нижнего подъяруса. 
В них выделены фораминиферовые зоны 
Plectostaffella bogdanovkensis (вознесен-
ский горизонт распространен локально), 
Semistaffella variabilis (краснополянский 
горизонт), Pseudostaffella antiqua (севе-
рокельтменский горизонт), Pseudostaffella 
praegorskyi – Р. stafellaeformis (при-
камский горизонт) и зоны конодонтов 

Declinognathodus noduliferus, Idiognathoides 
sinuatus, Idiognathodus sinuosus. 

В отложениях краснополянского гори-
зонта (толщиной до 130 м) выделены ком-
ковато-пелоидные, обломочно-оолитовые, 
сгустково-комковатые, онколитовые раз-
ности грейнстоунов и доломиты. Биоценоз 
представлен фораминиферами, сферами, 
сине-зелеными водорослями, гастропода-
ми. Осадконакопление краснополянских 
отложений происходило на фоне регрес-
сии уровня моря при господстве условий 
мелководного бассейна с ограниченной 
циркуляцией морской воды.

Северокельтменская часть разреза 
(толщиной 120–160 м) представлена ком-
ковато-пелоидными, комковато-оолито-
выми грейнстоунами, биокластово-водо-
рослевыми пакстоунами и балфстоунами. 
Значительную часть северокельтменских 
отложений образуют водорослевые извест-
няки (бафлстоуны), сложенные багряными 
водорослями (Donezella, реже Ungdarella) 
(рис. 3). 

Прикамский горизонт (100–180 м) 

Рисунок 3. Шлиф, увеличение 25х, бафлстоун донецелловый, скв. Ю-2, инт. 3958 м

состоит из биокластово-комковатых, оо-
литовых грейнстоунов, биокластовых пак-
стоунов и бафлстоунов. В фитогенных из-
вестняках породообразующими являются 
багряные водоросли (Beresella, Dvinella).  
В разрезе идет чередование фаций мелко-
водных отмелей (оолитовые, комковато-оо-
литовые и водорослевые) и внешнего скло-
на платформы (биокластовые разности). 

В керне из скв. А-28 в инт. 3430–3435 м 
удалось выявить образования Microcodium 
(рис. 4) и остаточные следы мелкоспари-
товой цементации, свидетельствующие о 
наличии значительного понижения уровня 
моря и субаэральной экспозиции карбонат-
ной постройки [4].

Московский ярус. Отложения москов-
ского яруса формировались в трансгрес-
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Рисунок 4. Шлиф, увеличение 40х. Microcodium скв. А-28 инт. 3430–3435 м

сивной фразе седиментационного цикла. 
Породы ранней части московского яруса, 
входящие в состав второй карбонатной 
толщи, охарактеризованы комплексами 
фораминиферовых зон Aljutovella aljutovica 
(верейский подъярус), Priscoidea priscoidea, 
Moellerites praecolaniae – Fusulinella 
subpulchra (каширский подъярус) и коно-
донтовых зон Declinognathodus donetzianus 
(верейский подъярус), Neognathodus 
bothrops, N.medadultimus (каширский подъ-
ярус).

Верейский подъярус (толщиной 70-100 м) 
состоит из чередования карбонатных и 
терригенных пород. Карбонатные породы 
представлены известняками органоген-
ными, водорослево-фораминиферовыми, 
(биокластовые, интеркластовые грейнсто-
уны), органогенно-сгустково-комковатыми 
(биокластовые вакстоуны, биокластово-пе-
лоидные, грейнстоуны, биокластово-оо-
литовые грейнстоуны, биокластово-во-
дорослевые баундстоуны). В разрезе 
встречаются известняки доломитизирован-
ные, частично окремненные (биокласто-
вые, рудстоуны, флаутстоуны) с облом-
ками глинисто-кремнистых карбонатных 
пород. Основную часть породообразую-
щих частиц составляют зеленые водорос-
ли (Berezella eracta), багряные водоросли 
(Donezella lutugini, Ungdarella uralica), кри-

ноидеи, брахиоподы, остракоды, мшанки и 
фораминиферы.

Каширский подъярус (толщиной от 
200–275 м) представлен известняками де-
тритово-органогенными (полидетритовый 
водорослевый бафлстоун), комковато-ор-
ганогенно-оолитовыми (биокластово-пе-
лоидный грейнстоун) с прослоями аргил-
литов и доломитов. Палеобиота состоит 
из фрагментов водорослей (Ungdarella, 
Berezella), фораминифер, брахиопод, кри-
ноидей и редко табулятоморфных корал-
лов – Multithecopora. 

Формирование происходило в верей-
ское и раннекаширское время в условиях 
передового склона карбонатной платфор-
мы и внутренней части рима. Позднека-
ширский период осадконакопления проис-
ходил при дальнейшем поднятии уровня 
моря и распространении отмельных фаций 
внутренней части платформы с понижен-
ной гидродинамикой водной среды. 

В разрезе второй карбонатной толщи 
выделены поверхности субаэральных экс-
позиций, маркирующие границы циклитов 
3-го и 4-го порядков, что позволило про-
следить историю эвстатических колебаний 
уровня моря (рис. 5). Отложения второй 
карбонатной толщи со стратиграфическим 
несогласием перекрываются позднемо-
сковскими терригенными породами [5].



8 Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 4 (9) 2021

А.Н. Кан, Л.З. Ахметшина

Рисунок 5. Сводный разрез КТII
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Основные фации  
биогермных построек
Поздневизейско-серпуховские водоро-

слевые холмы состоят из следующих фа-
циальных зон: 

1. Основание холмов, сложенное 
биокластовыми рудстоунами с обильны-
ми скелетными частицами иглокожих и 
небольшим количеством водорослевого 
детрита, ооидно-онкоидно-биокластовыми 
грейнстоунами, вторичными доломитами. 
Осадконакопление карбонатов происходи-
ло в условиях лагун, распространённых в 
поздневизейском времени на востоке При-
каспия. 

2. Во внутренней части холмов с 
началом раннесерпуховской трансгрес-
сии сложились условия для образования 
байндстоунов с биокластами и микрито-
вым матриксом и микробиально-спонговых 
структур. Также получили развитие бафл-
стоуны шартимофикусовые и предонеце-
ловые, мшанковые фреймстоуны, спон-
гиостомы. Развитый фибровый цемент в 
межзерновом пространстве скрепляет био-
класты. Такая морская (конседиментаци-
онная) цементация водорослей и мшанок 
способствовала сохранению первичной 
пористости в рифогенных фациях, которые 
формировались в фазу высокого стояния 
моря в раннесерпуховское время [6].

3. Верхняя часть холмов, состоит 
из биокластовых пакстоунов, унгдарелло-
вых и кальцифолиумовых бафлстоунов 
с биокластами мшанок и изометричным 
мелкоспаритовым цементом. Их форми-
рование происходило в условиях флуктуа-
ции уровня моря в середине серпуховского 
века. 

4. Во время позднесерпуховской ре-
грессии в мелководных условиях получили 
развитие ооидные, ооидно-онколитовые 
грейнстоуны, реже биокластово-водоро-
слевые пакстоуны, рудстоуны фации греб-
ня холмов.

Диагенез пород
Карбонатные породы второй толщи на-

капливались в условиях различных участ-
ков мелководного шельфа и обладали 
неодинаковой первичной пористостью. В 
условиях слабого гидродинамического ре-
жима образовывались коллоидно-микро-

зернистые известняки и микрозернистые 
слоистые доломиты. Образовавшиеся в 
результате затвердения известкового ма-
териала межзерновые седиментационные 
поры в шлифах под микроскопом обнаружи-
ваются с трудом (их размер 0,001–0,01 мм), 
содержание их ничтожно. Они ограничены 
гранями кристаллов кальцита или доломи-
та, форма их угловатая, полигональная, 
неправильная, нередко они запечатаны 
пылевидными скоплениями. Породы, об-
ладающие лишь такими порами, без доста-
точно развитой трещиноватости являются, 
как правило, неколлекторами. 

Подвижная гидродинамическая среда 
способствовала накоплению органогенных 
(биокластовых) известняков (известковых 
песков, на некоторых участках – биогер-
мных известняков) с высокой первичной 
межфрагментарной и внутриформенной 
пористостью.

Постседиментационные процессы но-
сили разнонаправленный характер и имели 
разную интенсивность, первичное поровое 
пространство практически не сохранилось, 
но служило основой для вторичной унас-
ледованной пористости, возникавшей при 
выщелачивании.

Процессы выщелачивания в карбонат-
ных породах проходили под воздействием 
пластовых флюидов и, вследствие прес-
новодного диагенеза, поверхностными 
водами. Выщелачивание протекало неод-
нократно и с различной степенью интен-
сивности. При субаэральной экспозиции 
образовывались поры, каверны различной 
формы с микрозернистым изометричным 
кальцитом по краям полостей, часто с по-
явлением коричневой микритовой массы 
как продукта калькретизации породы. Ча-
сто процессы выщелачивания протекали 
избирательно по межформенным и внутри-
форменным первичным порам в биомор-
фных, пелоидно-биокластовых, органоген-
но-детритовых, оолитовых известняках. В 
ряде иных случаев процессы выщелачива-
ния протекали совместно с процессами пе-
рекристаллизации и доломитизации. При 
выщелачивании образуются самые разно-
образные формы пустотного пространства: 
неправильные, линзовидные, округлые, 
разнонаправленные, лапчатые, эллипсо-
идные, повторяя в редких случаях форму 
растворенного агрегата. Размеры пор и ка-
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верн варьируются в широких пределах от 
0,05 до 10,0 мм и более. Пустоты до 1 мм 
относятся к порам, более 1 мм – к кавер-
нам. Выщелоченные зоны образуют пятни-
стые, рассеянные, цепочечные участки в 
породе. Сообщение между порами проис-
ходит по микротрещинам шириною от 3–5 
до 20–30 мкм, иногда по каналам шириной 
от 0,01 до 0,1 мм.

Процессы выщелачивания в микрозер-
нистых, детритовых и др. плотных разно-
стях известняков протекают вдоль трещин 
с формированием щелевидных каверн. 
Процессы выщелачивания под воздействи-
ем пластовых вод протекали преимуще-
ственно в горизонтальном направлении, на 
что указывают горизонтально ориентиро-
ванные, параллельно слоистости, очерта-
ния каверн и пор удлиненной щелевидной 
формы, и повышенные значения проница-
емости керна в горизонтальном направле-
нии.

Сокращение пустотного пространства 
пород происходило под влиянием процес-
сов вторичного минералообразования. 
Заполнение пустотного пространства про-
исходило за счет процессов неоморфного 
преобразования карбоната кальция, доло-
митизации, окремнения.

Процессы перекристаллизации проте-
кали во всех литотипах пород. Перекри-
сталлизации подверглись цемент и орга-
ногенные остатки в различной степени от 
небольших пятнистых, прожилковидных 
участков до почти полного неоморфическо-
го преобразования первичной структуры 
породы. Зачастую с перекристаллизацией 
связано возникновение мелких межкри-
сталлических пор полигональной, угло-
ватой формы. Размеры пор редко превы-
шают 0,05 мм. Сообщение между порами 
осуществляется по межкристаллическим 
каналам шириной единицы микрон. 

В изучаемой толще пород Жаркамыс-
ского свода процессы доломитизации за-
тронули в различной степени практически 
все литотипы известняков. Кристаллы 
доломита встречаются в виде отдельных 
ромбоэдров в цементе или в аллохемах 
породы, образуют агрегаты зерен плот-
но прилегающих друг к другу кристаллов 
мелко- и среднезернистой размерности. 
Доломитизация способствовала формиро-
ванию пустотного пространства в извест-

няках. Образование вторичной пористости 
происходило в процессе доломитизации, 
сопровождавшемся растворением карбо-
натного материала слабоминерализован-
ными растворами. В структурно-морфоло-
гическом отношении поры доломитизации 
имеют многогранную форму, размеры пор 
соответствуют размерам кристаллов ново-
образованного доломита (0,05–0,25 мм). 
Сообщение между порами происходит по 
межкристаллическим каналам шириной в 
единицы микрон.

Выделение карбонатных минералов 
происходит в виде мелких (0,01–0,1 мм) 
многогранных кристаллов кальцита и гипи-
диотопных кристаллов доломита, покрыва-
ющих стенки полостей, либо более крупных 
(0,1–0,8 мм, иногда до 1–2 мм), заполняю-
щих все поровое пространство или часть 
его. Встречаются участки пойкиллитового 
прорастания доломитовой породы крупны-
ми кристаллами (1–5 мм) кальцита, ром-
боэдры доломита (0,05–0,25 мм) образуют 
включения в кальцитовых кристаллах. Не-
оморфические процессы преобразования 
кальцита интенсивно протекали в извест-
няках и доломитах второй карбонатной 
толщи, достигая 10–12% объема породы.

Окремнение в карбонатных породах 
происходило с образованием микро-
вкрапленных скоплений кварца, агрегатов 
кремния, пятен халцедона. Редко можно 
наблюдать крустификационный кремни-
стый цемент кварца и халцедона, образую-
щий корочки крустификации на фрагментах 
породы без заполнения свободного поро-
вого пространства. Окремнению в породах 
карбонатного комплекса подвергались в 
основном доломиты, окварцевание иногда 
составляет от 2–3% до 8% породы (рис. 6).

Основными факторами литогенеза, 
контролирующими формирование коллек-
торских свойств пород, являются условия, 
среда и особенности осадконакопления, 
которые могли оказаться благоприятными 
или неблагоприятными для формирова-
ния первичной пористости. Эти условия 
многократно усиливаются процессами по-
стседиментационного преобразования – 
выщелачиванием, перекристаллизацией, 
доломитизацией и др. Эволюция осадков 
в литогенезе определяет наличие и отсут-
ствие пор, их геометрию в карбонатных по-
родах. Перекристаллизация с образовани-
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Рисунок 6. Кристаллы кварца на кристаллах доломита скв. А-61, гл. 3424 м 
Средний карбон, нижнемосковский подъярус (C2m1) (Сканирующий электронный 

микроскоп Т-100 JEOL)

ем плотной упаковки кристаллов приводит 
к заполнению всего порового пространства 
неоморфным кальцитом, поры в породе 
практически отсутствуют. Диагенетическая 
перекристаллизация ненасыщенными рас-
творами, протекающая с растворением 
карбонатного вещества породы и образо-
ванием укрупненных кристаллов кальцита, 
приводит к образованию межзерновых пор. 
Рассеянная доломитизация не сказывает-
ся на увеличении пустотного пространства, 
лишь во время диагенетической доломити-
зации слабоминерализованными раство-
рами образуются межзерновые поры.

Перспективы открытия  
скоплений УВ 
Перспективность второй карбонатной 

толщи складывается благоприятным соче-
танием наличия коллекторов, ловушек, ло-
кальных и региональных флюидоупоров, 
присутствием высокобитуминозных, тонко-
зернистых депрессионных отложений под-
ножья склона Жаркамысского поднятия.

Крупные скопления нефти и газа могут 
быть определены на основании анализа 
площади распространения, мощности и 
качества региональных и зональных при-
родных резервуаров, включающих поро-
ды-коллекторы и породы с экранирующими 
свойствами. К геохимическим критериям 
нефтегазоносности следует отнести разви-

тие зон увеличенных мощностей девонских 
и раннекаменноугольных карбонатно-тер-
ригенных отложений. Так, максимальная 
толщина осадков Жаркамысского свода 
между подошвой карбонатных отложений 
поздневизейского возраста и фундаментом 
достигает 5–5,5 км. Главной региональной 
покрышкой пород-коллекторов подсоле-
вого палеозоя, обеспечивающей надеж-
ную закрытость недр, является кунгурская 
галогенная толща. На рассматриваемой 
территории в качестве зональной покрыш-
ки выступают глинистые пачки, развитые в 
позднемосковских отложениях.

Нефтеносность веневских отложений 
на востоке Прикаспийской впадины пока 
не установлена. 

Высокопродуктивные карбонатные кол-
лекторы серпуховского яруса м. Кожасай, 
Алибекмола, Урихтау представлены во-
дорослевыми биогермами римовой части 
и оолитовыми песчаниками внутренней 
платформы. Дальнейшие перспективы 
серпуховских отложений могут быть связа-
ны с органогенными постройками-биогер-
мами и водорослевыми холмами сложного 
состава в обстановках внешней лагуны и 
передового склона шельфа.

В качестве нефтегазогенерирующих 
следует рассматривать девонские и ниж-
некаменноугольные карбонатно-терриген-
ные породы, залегающие между подошвой 
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карбонатных отложений поздневизейского 
возраста и фундаментом. Максимальная 
мощность осадочного чехла в районе Жар-
камысского свода достигает 5–5,5 км [7].

Особо благоприятными в плане пер-
спектив открытия новых скоплений нефти 
и газа являются карбонатные постройки, 
формировавшиеся в краевой части шель-
фа. Это наиболее крупный коллектор неф-
ти и газа, перекрытый верхнемосковскими 
терригенными отложениями. Именно в нем 
были открыты массивные залежи углево-
дородов на м. Жанажол, Урихтау, Синель-
никовское, Алибекмола и др. 

Объектами дальнейших нефтепоиско-
вых работ могут стать визейско-башкир-
ские, нижнемосковские карбонатные ком-
плексы, формирующие антиклинальные 
поднятия валообразного типа на краю кар-
бонатной платформы. В данной зоне окра-
ины палеошельфа развиты высокоёмкие 
органогенные постройки, трансгрессивно 
смещенные к востоку по мере их омоло-
жения. Неразведанные потенциальные ре-
сурсы здесь связываются со структурами, 
группирующимися в валообразные подня-
тия с известными м. Жанажол, Синельни-
ковская, Алибекмола. При этом шельфо-
вые карбонатные системы развивались в 
тесной генетической связи с дельтовыми 
отложениями, что обусловило формиро-
вание межкарбонатных терригенных толщ, 
служащих флюидоупорами для КТ-II. 

Главными объектами на новом этапе 
проведения нефтепоисковых работ в ре-
гионе должны стать карбонатные породы 
визейско-башкирского и раннемосковского 
возраста, образующие валообразные ан-
тиклинальные поднятия на краю древней 
карбонатной платформы. Здесь на краю 
палеошельфа присутствуют органогенные 
постройки с высокоёмкими коллекторами, 
зоны развития которых мигрируют к востоку 
по мере их омоложения. Крупные скопле-
ния углеводородов могут быть открыты на 
структурах, приуроченных к валообразным 
поднятиям на продолжении известных м. 
Алибекмола, Жанажол, Синельниковское. 
Здесь карбонаты прибрежно-шельфового 
генезиса перемежаются с дельтовыми об-

разованиями – горизонтами терригенных 
осадков, служащих флюидоупорами.

Стратиграфические интервалы нефте-
газоносности может быть расширены за 
счет девонских отложений. По результатам 
бурения скв. У-5 м. Урихтау отмечены газо-
проявления во франских отложениях позд-
него девона.

Заключение
Осадконакопление второй карбонат-

ной толщи на протяжении ранне-средне-
каменноугольного времени происходило 
под влиянием тектонических движений и 
колебаний уровня моря в пределах Жарка-
мысского поднятия. Формирование органо-
генных построек происходило на краях кар-
бонатного шельфа, обрамляющего склоны 
Жаркамысского поднятия, с развитием 
водорослевых биогермов. Во внутренней 
части шельфа широкое распространение 
получили оолитовые и известняково-пес-
чаные фации, а на положительных формах 
рельефа возникали условия для накопле-
ния водорослевых пластовых построек 
мощностью ~1 м в периоды регрессий, сме-
нявшихся известковыми песками отмелей. 
В периоды углубления бассейна на краю 
шельфа и передового склона формирова-
лись залежи биогермных (водорослевых, 
криноидно-мшанковых) холмов небольшой 
толщины. 

Биостратиграфические, седиментоло-
гические исследования и результаты испы-
таний второй карбонатной толщи востока 
Прикаспийской впадины показали, что по-
ложительные результаты поисковых работ 
на углеводородное сырье, связаны с:

1) крупными водорослевыми по-
стройками края шельфа Жаркамысского 
поднятия;

2) водорослевыми холмами и вала-
ми внутренней части шельфа; 

3) отмельными барами и дюнами 
внутренней части шельфа.

Проведенные в статье исследования 
позволяют выявить закономерности рас-
пространения высокоемкостных коллекто-
ров нефти и газа в изучаемом регионе. 
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БОРТЫНДА ОРНАЛАСКАН ЖАРКАМЫС КУМБЕЗІНІҢ ЕКІНШІ 
КАРБОНАТТЫ ҚАБАТЫ ОРГАНОГЕНДІ КҰРЫЛЫСТАРЫНЫҢ 

ЛИТОЛОГИЯЛЫҚ ЖӘНЕ ФАЦИАЛДЫҚ ЕРЕКШЕЛІКТЕРІ
А.Н. Кан, Л.З. Ахметшина

Каспий маңы ойпаты - Қазақстандағы ең негізгі және маңызды мұнай-газ 
бассейні болып саналады. Онда тұзасты карбонатты шөгінділерінде көмірсу-
тектердің орасан зор қоры бар.

Каспий маңы ойпатының шығыс бортында тұз асты карбонатты кешен-
дермен байланысты көптеген мұнай және газ конденсатты кен-орындары 
ашылды.

Зерттеу  нысандары Каспий маңы ойпатының шығыс жағындағы Жоғарғы 
Визей-ерте Мәскеу дәуірінің екінші карбонатты қабаты (КК-II) болып табыла-
ды. Каспий маңы ойпатының шығыс бөлігінің қалыптасуы Шығыс-Еуропалық 
кратон мен Жайықтың қатпарлы құрылымдарының түйісу аймағында орын 
алды. Бұл жағдайлар тұнба процестерінің күрделілігін, тау жыныстарының әр 
түрлі литологиялық түрлерін және коллекторлық түрлердің жоғары гетеро-
генділігін қалыптастырумен диагенетикалық процестерді алдын ала анықта-
ды.

KТ-II қабаты көмірсутегі шикізатының негізгі қойнауқатының жетекші 
рөлін сақтап қалады және екі-үш онжылдықта аймақта мұнайды барлаудағы 
одан әрі әлеуетіне ие болады. Мұны КТ-II-де Жаңажол, Өріктау, Қожасай, Әлі-
бекмола, т.б. сияқты ірі мұнай-газ конденсатты кен-орындарының ашылуы 
растайды.

Түйін-сөздер: мұнай мен газдың құрамы, екінші карбонатты қабаты (КТ-
II), биогермдік коллекторлардың құрылымы, резервуар диагенезі, Microcodium, 
көмірсутегі жинақталуының келешегі.

LITHOLOGICAL AND FACIAL FEATURES OF ORGANOGENIC 
STRUCTURES OF THE SECOND CARBONATE STRATUM OF 

THE EASTERN FLANG OF THE PRE-CASPIAN DEPRESSION ON 
ZHARKAMYS UPLIFT
А. Kan, L. Akhmetshina

The Pre-Caspian Basin is the major oil and gas basin in Kazakhstan. It contains 
huge hydrocarbon reserves within pre-salt carbonate deposits. There had been 
numerous discoveries of oil and gas-condensate fields associated with pre-salt 
carbonate complexes in the Eastern part of the Caspian Basin.

The object of this study is the second carbonate stratum (CS-II) of the Late Visean 
– Early Moskovian age of the Eastern part of the Pre-Caspian Basin. The formation 
of the Eastern part of the Pre-Caspian Basin took place in the zone of the junction 
of the East European craton and folded structures of the Urals. These conditions 
predetermined the complexity of sedimentation processes, variety of lithological types 
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of rocks and diagenesis processes with the formation of reservoir heterogeneity.
CS-II will retain the leading role as the main reservoir of hydrocarbons and it has 

further potential for oil exploration in the region for two to three decades. It has been 
proven by the discovery of large oil and gas-condensate fields in the CS-II, such as 
Zhanazhol, Urikhtau, Kozhasai, Alibekmola, etc. 

Key words: oil and gas content, second carbonate stratum (CT-II), structure of 
biohermal rocks, diagenesis, Microcodium, prospects for the discovery of hydrocarbon 
plays.
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ПРОПУЩЕННЫХ ЗАЛЕЖЕЙ НА ПРИМЕРЕ МЕСТОРОЖДЕНИЯ СУРГУТСКОГО СВОДА 

УДК 550.83+552.5

ОБОСНОВАНИЕ И ПРЕДПОСЫЛКИ ВЫДЕЛЕНИЯ 
НИЗКООМНЫХ КОЛЛЕКТОРОВ КАК ИНСТРУМЕНТА ПОИСКА 
ПРОПУЩЕННЫХ ЗАЛЕЖЕЙ НА ПРИМЕРЕ МЕСТОРОЖДЕНИЯ 
СУРГУТСКОГО СВОДА 
И.А. Никитин

Проблема, связанная с низкоомными коллекторами на месторождениях За-
падной Сибири, актуальна уже с конца прошлого века. По материалам гео-
физических исследований скважин продуктивные низкоомные коллекторы 
часто интерпретируются как водонасыщенные, вследствие чего они не ис-
пользуются при дальнейшей эксплуатации скважины. Целью исследований яв-
ляется иллюстрация использования таких параметров, как статистические 
интенсивности вторичных изменений горных пород (наложено-эпигенетиче-
ских процессов) в качестве индикаторов нефтегазонасыщенности низкоом-
ных песчаных коллекторов на уникальном месторождении Сургутского свода. 
В основе анализа лежит методика статистической интерпретации данных 
геофизических исследований скважин, разработанная И.А. Мельником [1], ко-
торый достиг больших успехов в изучении данной проблемы. Сопоставления 
результатов данных вычислений с результатами обработки сейсмических 
данных поверхности отражающих горизонтов подтвердили результатив-
ность предлагаемого алгоритма. Также в данной работе определили зависи-
мость интенсивности вторичной пиритизации от тектонических нарушений 
и расстояния до них. Даны рекомендации по опробованию новых интервалов. 

Ключевые слова: наложено-эпигенетический процесс, вторичная пирити-
зация, вторичная каолинизация, низкоомный коллектор, платформенный че-
хол, тектонический разлом, геофизические исследования скважин.

Введение
Объектами исследования являются 

юрские песчаные отложения нефтегазо-
носного месторождения Сургутского свода, 
расположенного в Ханты-Мансийском ав-
тономном округе. Отложения представле-
ны переслаиванием песчаников темно-се-
рых, плотных, различной зернистости, 
крепко сцементированных. Породы имеют 
сложный минералогический состав с мно-
гочисленными включениями акцессорных 
минералов. Неоднородность этой части 
разреза очень существенно изменяет ха-
рактер записи кривых каротажа сопротив-
ления, бокового каротажного зондирова-
ния. Значения кажущихся сопротивлений 
и, соответственно, изрезанность кривых 
резко возрастают, подчеркивая увеличение 
расчлененности разреза. 

Комплексным анализом данных сей-
сморазведки МОГТ 3D, геолого-промыс-
ловых особенностей и технологических 
показателей разработки установлена опре-
деляющая роль тектонического фактора 
в развитии фильтрационно-емкостных 
свойств коллектора и формировании флю-
идодинамической модели залежей нефти и 
газа. Это обусловлено тем, что продуктив-
ные структуры располагаются над разло-
мами блоков фундамента, в пределах ко-
торых за счёт дегазации Земли образуются 
зоны деструкции и происходит вертикаль-
ная миграция внешних флюидов.

Уже достаточно много работ изданы и 
обнародованы по обнаружению нефтега-
зонасыщенных продуктивных коллекторов 
с пониженным удельным электрическим 
сопротивлением (далее – УЭС) в терриген-



18 Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 4 (9) 2021

И.А. Никитин

ных пластах. По материалам геофизиче-
ских исследований скважин (далее – ГИС) 
эти продуктивные низкоомные коллекторы 
интерпретируются как водонасыщенные, 
вследствие чего они не используются при 
дальнейшей эксплуатации скважины. На 
основании проведенного обобщения в ра-
боте И.А. Мельника «Причины образова-
ния нефтенасыщенных низкоомных кол-
лекторов» можно выделить две основные 
причины образования низкоомных коллек-
торов: фациальная обстановка процесса 
осадконакопления и тектонический про-
цесс, в результате которого образуются 
каналы флюидомиграций [2]. Миграция 
флюидов обусловлена дизъюктивными и 
пликативными тектоническими процесса-
ми [3, 4]. И главная задача сводится к тому, 
чтобы найти корреляционную зависимость 
выявленных интенсивностей от располо-
жения тектонический нарушений. 

Другие отечественные и зарубежные 
авторы в основном выделяют следующие 
причины образования продуктивных низко-
омных коллекторов:

1. Присутствие в породе электропро-
водящих минералов (в основном пиритов).

2. Тонкое переслаивание глин с по-
ниженным УЭС (анизотропия пород).

3. Фациальная обстановка седимен-
тации.

4. Вторичные геохимические преоб-
разования минералов и цемента.

5. Текстурные особенности распре-
деления и состав глинистого минерала.

Ряд авторов связывают появление 
продуктивных низкоомных интервалов с 
увеличением содержания связанной воды 
(остаточной водонасыщенности) в резуль-
тате преобразования акцессорных минера-
лов в глинистые минералы, повышающие 
сорбционную способность среды [5, 6, 7]. 
Влияние глинистости на электрическое 
сопротивление песчаных коллекторов рас-
смотрено в работе А. С. Ошлаковой на 
основе анализа каротажных диаграмм как 
низкоомных, так и типичных продуктивных 
интервалов [8]. В штатах Луизиана и Аркан-
зас, США, в маломощных песчаных русло-
вых отложениях через 50 лет эксплуатации 
ранее открытых месторождений были об-
наружены продуктивные низкоомные пла-
сты. Причиной понижения удельного элек-
трического сопротивления продуктивных 

горизонтов явились глинистые пропластки 
[9]. Миграция химически агрессивных флю-
идов и заполнение ими сформированных 
коллекторов влекут за собой развитие на-
ложенных эпигенетических процессов, в 
результате которых горные породы испы-
тывают вторичные химические преобразо-
вания [5]. Обобщая ранее рассмотренные 
материалы, можно сказать, что в результа-
те метаморфизма полимиктовых песчаных 
коллекторов образуются такие высоко-
проводящие минералы, как пириты, халь-
копириты, крустифицированные хлориты 
и другие железосодержащие минералы, 
понижающие УЭС пласта. Также известно 
влияние остаточной водонасыщенности, 
обусловленной наличием таких глинистых 
минералов, как монтмориллонит, группы 
гидрослюд (вермикулит, глауконит), хлорит 
на УЭС пласта.

Образование аутигенных минералов в 
горных породах при вторичных геохими-
ческих процессах в большинстве своем 
обусловлено наложенным эпигенезом, 
проходящим в результате субвертикаль-
ной миграции флюидов по проницаемым 
зонам литосферы, вследствие действия 
градиента литостатического давления. По 
интенсивностям вторичных геохимических 
процессов можно судить о характере насы-
щения пласта и выделять интересующие 
нас углеводородные интервалы [10]. При 
отсутствии керна качество и степень вто-
ричных геохимических изменений среды 
можно определить по результатам стати-
стическо-корреляционной интерпретации 
материалов ГИС. Многочисленные иссле-
дования показали, что показателем при-
сутствия углеводородов в исследуемых 
песчаных пластах являются вычисляемые 
статистическо-корреляционные параметры 
интенсивностей различных эпигенетиче-
ских процессов в пределах их определен-
ных граничных величин. 

Актуальность исследования устанав-
ливается реализованной способностью 
выделять с большей долей вероятности 
пропущенные продуктивные интервалы в 
песчаных отложениях по материалам ГИС 
при отсутствии либо малой информатив-
ности керна. Текущая коньюктура рынка и 
развитие промышленности задают вектор 
потребности в развитии и освоении на со-
временном уровне минерально-сырьевой 
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базы России, а также более детальном 
анализе по ранее изученным месторожде-
ниям. Особая актуальность подчеркнута 
тем, что на данной площади не проводи-
лись уникальные подобные исследования, 
и месторождение находится на завершаю-
щей стадии разработки. 

Методы
Развернутая концепция технологии 

статистической интерпретации материа-
лов ГИС при вычислении интенсивностей 
изложена в огромном количестве работах 
И.А. Мельника [1, 2, 11]. В частности, про-
работан процесс вторичной каолинизации. 
Данный процесс главным образом относит-
ся к глубинной миграции углеводородных 
флюидов. При поступлении в полимине-
ральный, с содержанием полевых шпатов 
песчаный коллектор относительно кислых 
внешних флюидов в породе синхронно 
увеличиваются содержание глинистых 
минералов (каолинитов) и её пористость. 
Очевидно, это априори предполагает об-
разование положительной регрессии в кор-
реляционной связи независимых петрофи-
зических параметров выборок глинистости 
с пористостью. При отсутствии вторичных 
геохимических процессов, как правило 
между ними регрессия отрицательная и 
открытая пористость частично зависит от 
глинистости. Поэтому, образование поло-
жительной регрессии между рассматрива-
емыми петрофизическими параметрами по 
данным ГИС в исследуемом песчаном ин-
тервале выявляет наличие процесса вто-
ричной каолинитизации.

Главными результатами связи двух 
несвязанных, раздельных выборок счита-
ются коэффициент аппроксимации R2 и 
статистический (интервальный) параметр 
Y, отражающий промежуточную степень 
воздействия эпигенетических процессов в 
песчаниках изучаемых пластов. Статисти-
ческая интенсивность вторичных процес-
сов I = YR2 отражает как качественную (R2), 
так и количественную (Y) меры статисти-
ческих регрессионных связей. В ситуации 
положительной корреляции глинистости и 
общей пористости можно уверенно гово-
рить, что эпигенетическое изменение по-
роды определило вторичную каолинитиза-
цию в исследуемом песчаном интервале, 

где за счет поступления глубинных флю-
идов с растворенным СО2 углекислотный 
метасоматоз может протекать следующим 
образом:

Калиевый полевой шпат + H2O + CO2 → 
Каолинит + K+ + HCO3

- + H4SiO4

Глиноземный хлорит + H2O + CO2 →  
Каолинит + Mg2+ + Fe2+ + H4SiO4 + TiO2 + 
HCO3

-.
В кислых средах с pH 4–5 возникает 

каолинитизация как полевого шпата, так 
и глинистых минералов. В то же время за 
счет повышенной кислотности растворяет-
ся не только заполняющий поры цемент, но 
и матричный алюмосиликат. Объем коллек-
тора повышается на 2–3%, проницаемость 
– в несколько раз. Образующиеся катионы 
магния, железа и калия будут диффунди-
ровать к отрицательно заряженной глини-
стой поверхности, увеличивая плотность 
зарядов проводимых поверхностных сло-
ев, к которым относятся двойной электри-
ческий слой (далее – ДЭС) и межслоевая 
электропроводимость глинистых минера-
лов. В этом случае с увеличением плотно-
сти зарядов поверхностного (диффузион-
ного) слоя увеличивается электрическая 
проводимость глинистой фракции, что 
отражается в увеличении коэффициента 
аппроксимации отрицательной регрессии 
между выборками глинистости и удельного 
электрического сопротивления. Известно, 
что в процессе формирования залежи с 
распадом гидратной оболочки частиц «ми-
кронефти» на нефть и временно диссоци-
ированную воду, с образованием избытка 
свободных ионов водорода, pH уменьша-
ется до 4–5. Избыток ионов водорода ре-
ализуется в случае нарушения зарядового 
равновесия, например, ионы гидроксиль-
ной группы участвуют в формировании 
гидроксида железа. В связи с наименьшей 
атомной массой катионы водорода в зна-
чительной степени увеличивают среднюю 
плотность и подвижность зарядов диффу-
зионного слоя глинистых минералов. Это 
приводит к увеличению электропроводимо-
сти глин и, следовательно, статистического 
параметра iДЭС [10].

В свою очередь, в щелочной среде при 
поступлении углеводородов при сопутству-
ющем сероводороде (особенно в зоне во-
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донефтяного контакта) часто образуется 
пирит (FeS2), являющийся минералом с 
электронной проводимостью. Пириты, как 
правило, организуются в тонкодисперсную 
структуру в виде сыпи на зернах и пленок 
по периферии пор, заполненных нефтью. 
В совокупности с ДЭС они представляют 
собой электропроводящую твердую фазу с 
понижающим сопротивлением.

Вторичные геохимические процессы 
песчаного коллектора на стадии наложен-
ного эпигенеза, как правило, обусловлены 
резким изменением pH среды вследствие 
поступления в коллектор внешнего флю-
ида (воды, углеводородов). Причиной ми-
грации флюидов с глубинных толщ и за-
полнения ими пористых пластов является 
тектоническая подвижность осадочного 
чехла с образованием вертикальных раз-
ломов и окаймляющих их трещин. Ско-
рость фильтрации в основном зависит от 
раскрытости разлома и градиента давле-
ния между стоком и истоком. 

Результаты и обсуждения
На исследуемой площади по доюрско-

му комплексу обосновано блоковое стро-
ение площади. Детально было изучено ге-
ологическое строение площади по кровле 
доюрского основания, и по отражающим го-
ризонтам (далее – ОГ) уточнена и обобще-
на крупная система разрывных нарушений. 
Автором были изучены и выбраны более 
информативные и актуальные сейсмиче-
ские данные исследуемого района. При-
мер показан на рис. 1. В результате прове-
денной дополнительной обработки были 
получены сейсмические материалы более 
высокого качества, удовлетворяющие тре-
бованиям выполнения структурных постро-
ений, проведению динамического анализа 
и решению поставленной геологической 
задачи. На исследуемой территории вы-
явлено наличие значительного количества 
разрывных нарушений, преимущественно 
распространяющихся в северо-западной 
части площади лицензионного участка и 

Рисунок 1. Интерпретация отражающих горизонтов на примере профиля 2399002

имеющих простирание с юго-запада на се-
веро-восток.

В дальнейшем была сгруппирована 
сеть разрывных нарушений с учетом ак-
туальных сейсмических данных. Итогом 
явилась структурная карта по ОГ платфор-
менного чехла с выборкой скважин, отме-
ченная на рис. 2. 

Рассмотрим возможности применения 
технологии статистической интерпретации 
материалов ГИС. С этой целью была вы-

полнена статистическая интерпретация 
данных ГИС 50 водонасыщенных и нефте-
насыщенных песчаных интервалов юрско-
го горизонта различных скважин, в которых 
были проведены испытания. Скважины вы-
бирались с учетом различного расположе-
ния от указанных на рис. 2 тектонических 
нарушений. 

В результате статистической интерпре-
тации данных ГИС в каждом испытанном 
интервале определена статистическая ин-
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Рисунок 2. Выкопировка из структурной карты платформенного чехла с 
вынесенными разрывными нарушениями и группами изучаемых скважин

тенсивность вторичных процессов. Прове-
дено усреднение значений интенсивности 
в испытанных пластах юрских отложениях. 
В табл. 1 представлены усредненные ре-
зультаты статистической интерпретации 
данных ГИС для нефте- и водонасыщенных 
интервалов юрских отложений уникального 
месторождения Сургутского свода.

Анализ данных в табл. 1 показывает 
увеличение интенсивностей вторичных 
процессов в нефтенасыщенных интерва-
лах относительно водонасыщенных (као-
линитизация, карбонатизация, пиритиза-

ция, пелитизация и двойной электрический 
слой). Это является подтверждением связи 
исследуемых вторичных преобразований с 
углеводородами. Параметр интенсивности 
пиритизации является наиболее показа-
тельным (в нефтенасыщенных интервалах 
более чем в 2 раза) и может использовать-
ся для поиска продуктивных интервалов. 
Вторым важным показателем является ин-
тенсивность каолинитизации (в нефтена-
сыщенных интервалах на 40% выше).

Затем следует второй этап исследо-
вания, касающийся утверждения, что тек-

Iкаол., у. ед. Iкарб., у. ед. Iпир., у. ед. Iпел., у. ед. Iдэс., у. ед. Насыщение

0,0363 0,0680 0,0525 0,1497 0,2004 Вода

0,0519 0,0836 0,1161 0,1724 0,2333 Нефть

1,4280 1,2288 2,2123 1,1519 1,1642 Нефть/Вода

Таблица 1. Результаты выполненной статистической интерпретации

тонический фактор не только формирует 
продуктивные структуры, но и влияет на 
интенсивность вторичных процессов в 
песчаных отложениях. Докажем данную 
гипотезу на примере результатов статисти-
ческих исследований материалов ГИС и их 
сопоставлений с результатами обработки 
сейсмических данных по ОГ и расстояния-
ми до разломов.

Анализ полученных результатов в табл. 

1 показывает, что вторичная пиритизация 
зависит от расстояния до разлома, обу-
словленного тектоническим фактором. Так-
же в ходе анализа выявлено максимальное 
расстояние до тектоничекого нарушения, 
при котором проявляется вторичная пири-
тизация (рис. 3). 

Наблюдается соответствующая зако-
номерность: с увеличением расстояния 
от тектонических разрушений до места 



22 Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 4 (9) 2021

И.А. Никитин

Таблица 2. Результаты сопоставления расстояния тектонических нарушений и 
интенсивностей пиритизации

№ скв. Расстояние до 
разлома, м Iпир., у. ед. № скв. Расстояние до 

разлома, м Iпир., у. ед.

1 20 0,55 7 55 0,28

2 25 0,41 8 94 0,24

3 35 0,41 9 100 0,24

4 10 0,31 10 105 0,22

5 45 0,30 11 125 0,20

6 40 0,29 12 133 0,19

исследования (т.е. до скважины) умень-
шается трещиноватость (следовательно, 
фильтрация), что приводит к понижению 
интенсивности преобразования породы. В 
случае присутствия на изучаемой площа-
ди сформированных структур, приурочен-
ных к разломам, интенсивность некоторых 
вторичных процессов, прежде всего, будет 
связана с миграцией флюидов. На иссле-
дуемой территории к такому явлению от-
носятся процессы вторичной пиритизации 
и каолинитизации. Интенсивности вторич-
ной пиритизации и каолинитизации могут 
служить критерием оценки вероятности 
расстояния до ближайшего разлома. Соот-
ветственно, зная расстояние от пластопе-
ресечения до ближайшего платформенно-
го разлома, мы можем оценить возможные 
интенсивности эпигенетических изменений 

в скважине. 
Была построена диаграмма со-

поставления статистической интен-
сивности вторичной пиритизации по 
скважинам от пластопересечения до ближай-
шего тектонического разлома отмеченая на  
рис. 3. В итоге максимальный показатель 
коэффициента аппроксимации был полу-
чен при оценке интенсивности пиритиза-
ции и составил 0,62. Стало быть, измене-
ние интенсивности процесса вторичной 
пиритизации, в первую очередь, вызвано 
тектоническими движениями в литосфе-
ре с дальнейшим появлением разломов 
растяжения в осадочном чехле и миграци-
ей по ним флюидных потоков, вследствие 
которых происходят вторичные геохимиче-
ские преобразования.

В качестве иллюстрации наших выво-

Рисунок 3. Сопоставление статистической интенсивности вторичной пиритизации 
по скважинам от пластопересечения до ближайшего тектонического разлома
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дов приведем конкретный пример – сква-
жина № 2. Это боковой ствол, пробуренный 
в 25 м от выделенного разлома, отмечен-
ного ранее. По материалам ГИС в скв. 2 
были определенны следующие характери-
стики продуктивного пласта: УЭС пласта 
порядка 5 Ом*м, средний коэффициент 
нефтегазонасыщенности Kнг = 0,44 (водо-
насыщенность 0,56), средний коэффици-
ент пористости Kп = 0,17. Также по этой 
скважине наблюдаются стяжения пирита. 
Однако по данным эксплуатации скважин 
таких параметров водонасыщенности не 
наблюдается, т.к. фактическая водонасы-
щенность варьируется на уровне 15–17%. 

Выявленные закономерности позволя-
ют провести ранжировку скважин под ис-
следования на вторичные изменения и в 
дальнейшем апробацию неперфорирован-
ных толщ.

Заключение
На основании результатов проведенных 

исследований можно сделать следующие 
выводы:

1. Анализ данных сейсоразведки 
МОГТ 3D подтвердил сеть разрывных на-
рушений доюрского комплекса.

2. Вычисленные статистические ин-
тенсивности вторичных процессов (каоли-
нитизации, карбонатизации, пиритизации 
и пелитизации) показали увеличение всех 
интенсивностей вторичных процессов в не-
фтенасыщенных интервалах относительно 
водонасыщенных песчаных интервалов. 

На исследуемом участке с 75% вероятно-
стью индикатором нефтенасыщенности 
пласта является интенсивность вторичной 
пиритизации при условии превышения её 
критической величины 0,1161 у. ед. и вто-
ричной каолинитизации с 85% вероятно-
стью при условии превышения величиныہ 
0,0519 у. ед.

3. Вторичная пиритизация зависит, 
в первую очередь, от тектонического фак-
тора. Максимальное расстояние до тек-
тонических нарушений, после которого 
вторичные изменения интенсивностей ми-
нимальны, составляет порядка 133 м. 

4. Благодаря тектоническим процес-
сам в литосфере с тенденцией к форми-
рованию разломов в осадочном чехле и 
движению по ним флюидных потоков воз-
никают вторичные геохимические преобра-
зования, и именно эти образования связа-
ны с изменениями интенсивности процесса 
вторичной пиритизации.

Таким образом, можно сказать, что ин-
тенсивности определенных вторичных гео-
химических процессов играют важную роль 
в качестве индикаторов нефтегазонасы-
щенности в низкоомных песчаных интер-
валах уникального месторождения Сургут-
ского свода. Выявленные закономерности 
позволяют провести ранжировку скважин 
для проведения дополнительных исследо-
ваний на вторичные геохимические изме-
нения и в дальнейшем апробации непер-
форированных толщ.
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СУРГУТ КҮМБЕЗІ КЕН-ОРНЫ НЕГІЗІНДЕ НАЗАРДАН ТЫС 
ҚАЛҒАН КЕН-ОРЫНДАРДЫ ІЗДЕУ ҚҰРАЛЫ РЕТІНДЕ ТӨМЕН-

ОМДЫҚ КОЛЛЕКТОРЛАРДЫ АНЫҚТАУ ӘДІСІ  БОЙЫНША 
НЕГІЗДЕМЕСІ МЕН АЛҒЫШАРТТАРЫ

И.А. Никитин

Батыс Сібір кен-орындарындағы төмен-омды коллекторларға қатысты 
мәселелер өткен ғасырдың аяғынан бастап өзекті болып келеді. Ұңғыма-
ларды геофизикалық зерттеу материалдары бойынша өнімді төмен-ом-
дық коллекторлар көбінесе сумен қаныққан деп түсіндіріледі, нәтижесінде 
олар ұңғыманы одан әрі пайдалану кезінде пайдаланылмайды. Зерттеудің 
мақсаты Сургут күмбезінің бірегей кен-орнындағы төмен омды құм-коллек-
торларының мұнай-газ  анықтылығының индикаторлары ретінде тау жы-
ныстарындағы қайталама өзгерістердің статистикалық қарқындылығы 
(супер-эпигенетикалық процестер) сияқты параметрлерді пайдалану болып 
табылады. Бұл талдау, И.А.Мельник жасаған ұңғымалардың геофизикалық 
зерттеулерінің деректерін статистикалық интерпретациялау әдісіне не-
гізделген [1], ол осы мәселені зерттеуде үлкен жетістіктерге жетті. Осы 
есептеулердің нәтижелері шағылысатын жиектер бетінің сейсмикалық 
деректерін өңдеу нәтижелерімен салыстыра келе, ұсынылған алгоритмнің 
тиімділігін растады. Сондай-ақ, бұл жұмыста тектоникалық бұзылуларға 
байланысты қайталама пиритизация қарқындылығының және оларға дейін-
гі қашықтыққа тәуелділігі анықталды. Жаңа аралықтарды сынау бойынша 
ұсыныстар берілді.

Түйін-сөздер: айқастырылған-эпигенетикалық үрдіс, қайта пириттену, 
қайта каолинделу, төмен омды коллектор, платформалық қаптама, текто-
никалық сынық, Ұңғымаларды геофизикалық зерттеу.

JUSTIFICATION AND PREREQUISITES FOR THE ALLOCATION 
OF LOW-RESISTANCE RESERVOIRS AS A TOOL FOR 

SEARCHING FOR MISSED DEPOSITS ON THE EXAMPLE OF 
THE SURGUT ARCH FIELD

I.A. Nikitin

The problem associated with low-resistance reservoirs in the fields of Western 
Siberia has been relevant since the end of the last century. According to the 
materials of geophysical well surveys (GIS), productive low-resistance reservoirs 
are often interpreted as water-saturated, as a result of which they are not used in the 
further operation of the well. The aim of the research is to illustrate the use of such 
parameters as statistical intensities of secondary changes in rocks (superimposed-
epigenetic processes) as indicators of oil and gas saturation of low-resistance sand 
reservoirs at the unique field of the Surgut arch. The analysis is based on the method 
of statistical interpretation of the data of geophysical studies of wells developed by 
I. A. Melnik, who has achieved great success in studying this problem. Comparison 
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of the results of these calculations with the results of processing the seismic data of 
the surface of the reflecting horizons confirmed the effectiveness of the proposed 
algorithm. The dependence of the intensity of secondary pyritization on tectonic 
disturbances and the distance to them was also determined. Recommendations for 
testing new intervals are given.

Keywords: superimposed-epigenetic process, secondary pyritization, secondary 
kaolinization, low-resistance reservoir, platform cover, tectonic fault, geophysical 
well surveys.
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УДК 550.34.06.013.3

ПРИМЕНЕНИЕ МЕТОДА СТОХАСТИЧЕСКОЙ ИНВЕРСИИ, 
ИСПОЛЬЗУЮЩЕГО ПСЕВДОСКВАЖИНЫ НА ПРИМЕРЕ 
МЕСТОРОЖДЕНИЯ ЮЖНО-ТУРГАЙСКОГО ОСАДОЧНОГО 
БАССЕЙНА
А.Д. Садыков

Совершенствование методов инверсионных преобразований в области 
интерпретации данных сейсморазведочных работ связано со стремлением 
получить наиболее полное представление о строении разведываемых или 
разрабатываемых залежей полезных ископаемых с использованием эффек-
тивных, простых и быстрых методов. 

В настоящей статье рассматривается применение метода стохастиче-
ской инверсии на примере месторождения, расположенного в пределах Юж-
но-Тургайского осадочного бассейна, использующей в своей основе псевдо-
скважины, рассчитываемые для трассы расширенного упругого импеданса 
(Extended Elastic Inversion), с целью поиска наиболее согласующегося решения 
для этой трассы. Данный метод представляет интерес для уточнения гео-
логической модели на основе выделенных литотипов, их картирования и рас-
положения, основанном на полученной информации о местах перспективного 
оценочного бурения и др. Проведена оценка метода и производительности на 
основе имеющихся вычислительных мощностей и затрачиваемого времени.

Ключевые слова: стохастическая инверсия, расширенный упругий импе-
данс, цветная инверсия, псевдоскважины.

Развитие цифровых вычислительных 
систем и технологии в геофизике и геоло-
горазведке привело к тому, что некоторые, 
ранее объемные в плане проводимых вы-
числений, методы стали доступнее. Одним 
из таковых является метод стохастической 
инверсии, основанный на использовании 
псевдоскважин, создаваемых с исполь-
зованием продолжительных временных 
цепей Маркова (Continuous Time Markov 
Chains). На основе популяции заранее 
заданного количества псевдоскважин и 
вероятностей распространения литофа-
ций задается модель упругих свойств гор-
ных пород. Целью является дальнейший 
подбор наиболее подходящего решения, 
отвечающего критерию наименьшей сред-
неквадратичной ошибки для каждой трас-
сы заданного объема расширенного упру-
гого импеданса (далее – EEI). 

Идея метода не является новой, хотя с 
высокой долей вероятности он применялся 
к данным, расположенным в Южно-Тургай-

ском осадочном бассейне Республики Ка-
захстан, впервые. Описание этого метода и 
похожих на него, основанных на использо-
вании псевдоскважин, можно найти в ста-
тьях многих зарубежных исследователей 
[1]. Аналогично в зарубежных источниках 
приводится информация о теории и при-
менении сейсмических данных, преобразо-
ванных в вид трехмерных объемов χ (CHI) 
углов расширенного упругого импеданса 
[2]. Исходя из этого, опустим детальное 
описание этих и других использованных 
методов в данной статье, а изложим прове-
денные наблюдения, некоторые результа-
ты и выводы, ставшие итогом проделанной 
работы.

На исследуемом месторождении была 
проведена 3D МОГТ-съемка с использо-
ванием вибросейсмических источников, 
имеющая полную кратность порядка 880 и 
общее количество трасс порядка 1,6*106. 
Данные были обработаны с использова-
нием передовых технологий для сохране-
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ния «истинных» амплитуд. На финальных 
результатах обработки проведено спек-
тральное балансирование, выправление 
по времени. В процедурах масштабирова-
ния и приведения фазы импульса к нулю не 
было необходимости. Обрабатывающим 
центром до момента проведения инверсии 
были рассчитаны куб полной кратности и 9 
частично угловых сумм в диапазоне 0–50°, 
из которых для оптимизации количества 
вычислений использовано только 5. На 
площади в разные годы было пробурено 
множество скважин, имеющих комплекс 
ГИС по продуктивной части, однако на мо-
мент проведения исследования только в 4 
из них имелись данные широкополосного 
акустического каротажа необходимых для 
моделирования упругих свойств. Привязка 
к временному сейсмическому кубу была 
осуществлена практически по всем верти-
кальным скважинам. Форма сигнала – об-
ратной или европейской полярности.

Стохастическая инверсия проводилась 
в соответствии с процессом, указанным 
схематично на рис. 1. Перед расчетом ин-
терцепта и градиента проводился контроль 
качества угловых сумм, а именно расчет 
частотных спектров, оценка отражений на 
предмет необходимости выравнивания и 
улучшения протяженности отражений на 
угловых суммах, привязка опорных сква-
жин и расчет фазы угловых сумм по ним. 

По итогу контроля качества были примене-
ны незначительные временные поправки, 
а также сбалансированы спектры частич-
но угловых сумм к величинам частично 
угловой суммы ближних удалений. До-
полнительная привязка опорных скважин 
с использованием детерминистического 
импульса показала незначительную вариа-
цию фазы угловых сумм, и потому необхо-
димости вносить правки по фазе не было. 

Дальнейшая цветная инверсия 
(Coloured Inversion) проведена на кубах 
данных интерцепта и градиента, рассчитан-
ных на основе трехчленной аппроксимации 
Фатти, которая учитывает углы более 30° 
[3]. Оператор цветной инверсии подбирал-
ся отдельно для частотных спектров сейс-
мического интерцепт/градиент импедансов 
по средней наиболее подходящей линии 
(best-fit line) частотного спектра интерцепт/
градиент импедансов, рассчитанных по 
скважинам, имеющим широкополосный 
акустический каротаж. Правильно выбран-
ный оператор цветной инверсии при рас-
чете масштабирующих весов (scalar) дол-
жен иметь значения, близкие к 1. В нашем 
случае расчет масштабирующих весов для 
кубов по каждой опорной скважине показал 
близкие к 1 значения, которые были усред-
нены для получения единого среднеариф-
метического значения.

Полученные кубы сейсмических дан-

Рисунок 1. Схема проведения стохастической инверсии по псевдоскважинам, 
использованная для месторождения в Южно-Тургайском осадочном бассейне
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ных после применения оператора цветной 
инверсии были проанализированы в зоне 
интереса для поиска оптимального χ (CHI) 
угла расширенного упругого импеданса 
(рис. 2). Анализ показал наличие корреля-

ции между кривой глинистости и χ углами в 
диапазоне от 16° до 30°, при этом наблюда-
ется рост значения корреляции в сторону 
уменьшения χ угла.

Следующим шагом являлся расчет 

Рисунок 2. Пример проведения анализа для нахождения корреляции между 
кривой ГК и углом χ (черная кривая Vcl* по скважине, красная кривая – её EEI 
аналог) на примере скважины месторождения в Южно-Тургайском осадочном 

бассейне
*Vcl объемная глинистость 

упругих свойств горных пород, контроль ка-
чества стратиграфических отбивок, подго-
товка фациальной модели в опорных сква-
жинах, создание требуемого количества 
непрерывных поверхностей, определение 
требуемых контактов и статистики в слоях. 
Расчет упругих свойств горных пород осу-
ществлен на основе кривых продольных 
скоростей, поперечных скоростей, общей 
пористости, глинистости и плотностного ка-
ротажа имеющихся в опорных скважинах. 
Непрерывность требуемых кривых ГИС по 
всему инвертируемому интервалу в опор-
ных скважинах является обязательным 
условием. Разделение по фациям произ-
ведено на основе данных принятых гранич-
ных значений глинистости коллекторов в 
заданном интервале инверсии. Результаты 
лабораторных анализов флюидов (вода, 
нефть, газ) были использованы для рас-

чета свойств флюидов в пластовых усло-
виях. В случае отсутствия информации о 
свойствах флюидов в пластовых условиях 
применялся FLAG калькулятор, основан-
ный на уравнениях Батзела и Ванга [4] и 
позволяющий рассчитать модуль всесто-
роннего сжатия (Kfluid) для необходимых 
типов пластовых флюидов (вода, нефть, 
газ) и приводить расчеты, выполненные в 
стандартных условиях, к пластовым усло-
виям. Использование данного подхода упо-
минается во многих научных исследовани-
ях и литературе, связанной с сейсмической 
инверсией. Кросс-плот Sw и пористости 
данных в интервале коллекторов, приве-
денный на рис. 3, позволил рассчитать зна-
чения коэффициентов, необходимых для 
уравнения вида Sw = a-b*por, используемо-
го для учета насыщения в модели упругих 
свойств горных пород.
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Рисунок 3. Пример определения коэффициентов для уравнения Sw=a-b*por по 
кросс-плоту насыщения/пористость на примере скважины месторождения в 

Южно-Тургайском осадочном бассейне

Наряду с подготовкой данных сейсмо-
разведочных работ и определением кривых 
расчета упругих свойств для популяции 
псевдоскважин также необходимо создать 
слоистую модель по стратиграфическим от-
бивкам и связанным с ними поверхностям, 
которые не имеют разрывов, полностью 
покрывают весь куб сейсмических данных 
и не пересекаются между собой. Данный 
критерий был достигнут путем выбора в 
качестве опорной поверхности (datum) точ-
ки отсчета сейсмических данных, равной 
0 мс, а также использования ранее проин-
терпретированных поверхностей, которые 
были пересчитаны для сглаживания раз-
рывов в местах тектонических нарушений. 
В интервалах, где поверхности по кровлям 
продуктивных зон отсутствовали, исполь-
зована выше или ниже лежащая проинтер-
претированная поверхность, смещенная 
по разрезу к требуемой отметке. Стоит от-
метить что данное решение продиктовано 
ограничением временных рамок, поэтому в 
дальнейшем для достижения цели задан-
ного метода инверсии желательно заранее 

предусмотреть интерпретацию поверхно-
стей и создать модель стратиграфических 
отбивок, учитывающую все необходимые 
интервалы. Продуктивные интервалы, для 
которых планировалась инверсия, имели 
отдельные водонефтяные контакты (да-
лее – ВНК), информация о которых при-
водилась при подсчете запасов. Примеча-
тельно, что в инверсионной модели можно 
учесть как один, так и несколько ВНК или 
газонефтяные контакты (далее – ГНК), од-
нако важно, чтобы поверхности контактов 
не пересекались между собой. 

В процессе расчета статистических 
данных придерживались рекомендаций, 
описанных в статье [5], а именно использо-
вания небольших значений λ для достиже-
ния вариативности по net-to-gross в интер-
вале распространения песчаных каналов.  
Первичная статистическая информация по 
слоям и популяция созданных псевдосква-
жин по литофациям покрывала одинако-
вый диапазон.

Кульминацией внесения всей необходи-
мой информации в инверсионную модель 

Пористость, м3/м3
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Рисунок 4. Пример результатов в инверсии в виде объема данных общей 
песчанистости Vsand

является проведение контроля качества 
модели и расчет стохастической инверсии 
для заданного интервала с необходимым 
количеством рассчитываемых псевдосква-
жин. Полученные результаты в формате 
общей песчанистости представлены в виде 
примера на рис. 4. Расчеты проводились 
на интерпретационной рабочей станции, 
имеющей вычислительную мощность, ос-
нованную на 2 процессорах по 2,6 МГц с 
14 ядрами. Согласно полученным данным, 
длительность проведения вычислений для 
2000 и 10000 псевдоскважин на трассу под-

чинена линейной зависимости, как показа-
но на рис. 5. Однозначно полученные ско-
рости вычислений гораздо быстрее тех, что 
приведены в научных публикациях, однако 
этой производительности, на наш взгляд, 
недостаточно, и она должна быть улучше-
на для массивов с очень большим количе-
ством трасс. К примеру, в случае расчетов 
данных, имеющих 6*106 трасс, с текущей 
производительностью необходимо более 
11 сут для расчетов с применением 10000 
псевдоскважин на трассу.

Рисунок 5. Производительность, полученная в результате расчетов  
с использованием заданного количества псевдоскважин
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Выводы
Работы, проведенные с применением 

метода стохастической инверсии, показа-
ли необходимость тщательной подготовки 
входных сейсмических и скважинных дан-
ных, а также необходимость детальной ин-
терпретации всех продуктивных интерва-
лов и наличия подробной информации по 
свойствам пластовых флюидов.

Несмотря на наличие корреляции 
между кривыми ГК в опорных скважинах 
и данными EEI, полученные результаты с 
использованием только одного куба EEI 
неудовлетворительны. При сравнении по-
лученного куба общего объема песчаников 
со скважинами наблюдаются пониженные 
значения песчанистости в продуктивном 
интервале, которые, скорее всего, связаны 
с изменением χ угла в зоне перехода ВНК 
и ГНК. Кроме того, в некоторых местах с 
повышенной глинистостью наблюдается 
повышение значений песчанистой состав-

ляющей, что, вероятно, связанно с отсут-
ствием очевидного разделения между ли-
тофациями при заданном χ угле и говорит 
в пользу необходимости включения в рас-
четы дополнительно рассчитанных кубов χ 
угла (-ов) расширенного упругого импедан-
са. Однако однозначно такое увеличение 
количества входных данных приведет к 
увеличению требуемых расчетов как мини-
мум в 2 раза. 

По итогу проведенных работ можно при-
йти к выводу, что вышеупомянутый метод 
стохастической инверсии не совсем оправ-
дал возложенных ожиданий, но нужно пом-
нить, что работы проводились в ограничен-
ный временной период, поэтому в рамках 
указанного исследования прежде всего вы-
являлись технологические особенности и 
ограничения метода, а также проводилась 
оценка производительности метода на ос-
нове имеющихся вычислительных мощно-
стей и затрачиваемого времени.
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ОҢТҮСТІК ТОРҒАЙ ШӨГІНДІ БАССЕЙНІНДЕГІ МҰНАЙ КЕН-
ОРНЫНДА ПСЕВДО-ҰҢҒЫМАЛАРДЫ ПАЙДАЛАНУ АРҚЫЛЫ 

СТОХАСТИКАЛЫҚ ИНВЕРСИЯ ӘДІСІН ҚОЛДАНУ
А.Д. Садықов

Сейсмикалық барлау жұмыстары кезінде алынатын деректерді өңдеу 
арқылы инверсиялық жолмен қайта қалыптастыру әдістерін тиімді, қарапай-
ым және шапшаң әдістерін жетілдіру - барлау, немесе игеру алаңдарында пай-
далы қазбалар кен-орындарының құрылымы туралы неғұрлым толық мағлұ-
мат алуға мүмкіндік береді.

Бұл мақалада стохастикалық инверсия әдісін  Оңтүстік Торғай шөгін-
ді бассейні аумағында қалыптасқан кен-орнын мысал ретінде қарастырып, 
неғұрлым сәйкес шешімді табу мақсатында кеңейтілген серпімді импеданс 
(Extended Elastic Inversion) трассасы үшін псевдоұңғымалар қолданылды. Бұл 
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әдіс, анықталған литотиптердің геологиялық пішінін анықтау, болшақта 
бұрғыланатын орындарды картаға түсіру, оларды орналастыру үшін (және 
т.б.) алынған ақпараттар негізінде геологиялық модельді нақтылау мүмкіндігі 
себебінен қызығушылығын туғыздырып отыр. Қолда бар есептеу мүмкіндік-
тері мен жұмсалған уақытты негізге ала отырып, осы әдіс пен оның өнімділігі 
бағаланды.

Түйін-сөздер: стохастикалық инверсия, кеңейтілген серпімді импеданс, 
түсті инверсия, псевдоұңғыма.

IMPLEMENTATION OF STOCHASTIC INVERSION METHOD USING 
PSEUDO-WELLS BASED ON AN EXAMPLE FROM OIL FIELD 

LOCATED IN SOUTH TORGAY SEDIMENTARY BASIN
A.D. Sadykov

Development of modern inversion transformations in seismic data interpretation 
area is associated with strive of getting full insight on structure of the explored and 
developed accumulations using simple, fast and efficient methods. Nature of current 
seismic inversion methods is variable; therefore, choice of inversion technology 
conditioned by target that needs to be achieved, as well as, reservoir parameters, 
amount and quality of data. Of course, time limits set to find optimal solution must be 
taken into account, since they are guided by industry needs.     

In the present paper, we reviewed implementation of the stochastic inversion 
method based on pseudo-wells that are estimated for a trace of extended elastic 
inversion (EEI) for purpose to find best-fitting solution for a given trace based on an 
example for an oil field located within South Torgay sedimentary basin. This method 
could be interesting for mapping of specified litho-types, clarification of the geological 
model, precise placement of the appraisal well drilling locations etc. 

Method and productivity were evaluated based on time and existing computing 
power. 

Key words: Stochastic inversion, extended elastic impedance, colored inversion, 
pseudo-wells.

Информация об авторах
Садыков Айхан Дусенович – ведущий инженер группы сейсмических исследований, 

asadykov@niikmg.kz.
ТОО «КМГ Инжиниринг», г. Нур-Султан, Казахстан



34 Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 4 (9) 2021

Е.С. Колбикова

УДК 622.276

ЛИТОФАЦИАЛЬНЫЙ АНАЛИЗ И ВОЗМОЖНОСТИ 
ПРОГНОЗИРОВАНИЯ СВОЙСТВ ПО ДАННЫМ 
ГЕОФИЗИЧЕСКИХ ИССЛЕДОВАНИЙ И СЕЙСМОРАЗВЕДКИ 
МЕТОДАМИ МАШИННОГО ОБУЧЕНИЯ
Е.С. Колбикова

Успешность стратегии разработки любого месторождения зависит от 
степени изученности геологического строения его основных резервуаров. По 
мере разбуривания площади представление о строении залежи углеводоро-
дов уточняется, но в случае сложной структуры пустотного пространства 
резервуаров и литологической неоднородности разреза по площади геологи-
ческие неопределённости и риски при последующем заложении скважин оста-
ются высокими. По этим причинам одними из основных проблем при добыче 
углеводородов являются прогнозирование типов горных пород и распределе-
ние содержания флюидов по всему коллектору вдали от скважин, поскольку 
определение свойств горных пород является основным источником неопреде-
ленности в исследованиях моделирования коллектора [1, 2]. В предлагаемом 
проекте будут продемонстрированы алгоритмы, основанные на методах ма-
шинного обучения, которые позволяют прогнозировать распределение лито-
логии и неопределенность литофациальной изменчивости в разрезе. 

Ключевые слова: классификация, методы машинного обучения, литотипи-
зация, прогноз фаций, кластерная модель, прогнозирование свойств, уточне-
ние ФЕС.

Классификация данных основывалась 
на детальном описании литологических 
характеристик отложений целевого объек-
та. Объект представлен отложениями де-
вонского возраста преимущественно кар-
бонатными отложениями, относящимися к 
фаменскому ярусу. 

Для литотипизации карбонатных отло-
жений фаменского яруса использовались 
результаты керновых исследований, в ре-
зультате которых на основе макроописания 
образцов керна были выделены основные 
литологические разности с учётом коллек-
торского потенциала горных пород.

Настройка кластерной модели, позво-
ляющей решать задачи как по литотипиза-
ции разреза, так и по прогнозу характера 
насыщения, выполнялась в несколько эта-
пов.

В начале процесса выполнялась на-
стройка кластерной модели, позволяющей 
выделить классы известняков с учётом их 
коллекторского потенциала. На этапе на-

стройки фациальной модели по данным 
гео физических исследований (далее – 
ГИС) и керна использовался многомерный 
статистический алгоритм распознавания 
MRGC, обеспечивающий эффективную 
интеграцию геолого-геофизической инфор-
мации. Алгоритм основан на методе K-бли-
жайших соседей и путём комбинирования 
различных критериев позволяет решать 
проблему нелинейности связей между ка-
ротажными откликами и соответствующей 
им литологией [3–5]. В качестве обучения 
использовался набор модельных кривых, 
представляющий из себя комплекс мето-
дов ГИС. В качестве ассоциированной кри-
вой для сравнения электрофаций с литоло-
гической кривой использовался результат 
фациального деления, выполненного по 
данным макроописания керна. Обученная 
модель распознала группу литофаций и по-
зволила дифференцировать 5 литологиче-
ских разностей, в т.ч. 2 литотипа в интерва-
лах коллекторов – грейнстоуны с высоким 
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и умеренным коллекторским потенциалом. 
Пример настроенной фациальной модели 
и распространённой на весь интервал ис-
следования в одной из скважин приведён 

на рис. 1. В результате было выполнено 
распространение полученных литотипов 
на 10 скв. из различных фациальных зон.

Результаты классификации также были 

Рисунок 1. Литофациальная модель по данным ГИС и керна

использованы для настройки зависимости 
проницаемости от пористости Кпр = f(Кп) 
на керне. В результате уточнения зависи-
мостей с учётом выделенных фациальных 
групп и получения двух регрессий в интер-
вале коллекторов удалось получить луч-

шую согласованность между прогнозными 
значениями проницаемости по ГИС и Кпр 
по гидродинамическому каротажу в целе-
вом интервале (рис. 2).

В рамках второго этапа моделирования 
электрофаций осуществлялось дальней-
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Рисунок 2. Уточнение прогнозных значений Кпр по ГИС

шее обучение модели с привлечением раз-
личных методов удельного электрического 
сопротивления (индукционного и бокового 
каротажа), а также результатов опробова-
ния и интерпретации геофизических ис-
следований скважин в целях получения 
фациальной модели, позволяющей диф-
ференцировать коллекторы с различным 
типом насыщения. После обучения в це-
лях проверки качества кластерной модели 
был выполнен анализ подобия алгоритмом 
Similarity Threshold Method для проверки 
когерентности между модельными (обу-
чение выполнялось по трем скважинам) и 
обрабатываемыми данными (интервалы и 
скважины, на которые распространялась 
фациальная модель). На финальной ста-
дии подготовки итоговой фациальной мо-
дели для её последующего распростране-
ния в объёме выполнялся апскейлинг, т.е. 
масштабирование фаций (рис. 3), с учётом 

вертикального разрешения сейсмических 
данных.

Процесс распространения литологиче-
ской информации в межскважинное про-
странство был выполнен с применением 
алгоритма Democratic Neural Networks 
Аssociation и включал в себя несколько 
этапов.

На первом этапе осуществлялся под-
бор входной информации и оценка её 
качества. Рассчитывались кубы сейсми-
ческих атрибутов, и наиболее репрезен-
тативные, показывающие наибольшую 
дифференциацию фаций, подавались на 
вход следующего этапа, в рамках которого 
выбранные кубы сейсмических атрибутов и 
сглаженные исходные литологические кри-
вые объединялись в единый набор данных, 
на основе которого происходило обучение 
нейронных сетей. Верификация результа-
тов прогноза осуществлялась с помощью 
«слепой» скважины. В результате были 
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Рисунок 3. Итоговые масштабированные фации по ГИС

получены кубы литофаций (рис. 4) и кубы 
вероятности существования различных ли-
тотипов [3].

На основании сравнения карт распре-
деления нефтенасыщенности по данным 
кластерного анализа (рис. 5) с картой на-
чальных нефтенасыщенных толщин по 
целевому горизонту следует отметить от-
носительно высокую сходимость основных 
продуктивных зон. В центральной области 
месторождения, отмечающейся значитель-
ной разбуренностью, наблюдается самый 
большой этаж нефтеносности, в то время 
как краевые области месторождения, ос-
ложнённые покрышками и несколькими 
гидродинамически изолированными за-
лежами, мало изучены на текущий мо-
мент и представляют большой интерес в 
плане перспективности. Выделенная по 
результатам кластерного анализа зона 
повышенного нефтенасыщения на севере 
месторождения, вероятно, связана с насы-
щением перспективных пачек, и с целью 

доразведки в данную зону будет рекомен-
довано бурение пилотных стволов трёх 
скважин [6].

Классические атрибуты и инверсия де-
монстрируют ограничения при описании 
гетерогенной модели насыщения. Приме-
нение нейросетевых подходов позволяет 
настроить сложные, неочевидные и нели-
нейные зависимости, недоступные класси-
ческим методам.

Совокупный анализ всей доступной 
скважинной и сейсмической информации 
методами машинного обучения позволил 
выполнить прогноз пространственного раз-
вития фаций, выделенных по скважинным 
данным. Достигнуто повышение детально-
сти и достоверности интерпретации. Уточ-
нены перспективные зоны с улучшенными 
коллекторскими свойствами и повышенной 
нефтенасыщенностью на изучаемой пло-
щади, минимизированы геологические ри-
ски при последующем заложении скважин.

Использование небольшого объёма 
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разномасштабной геолого-геофизиче-
ской информации с применением Machine 
Learning алгоритмов в области промысло-
во-геофизической и сейсмической интер-
претации позволяет достичь повышения 
достоверности интерпретации и уточне-

ния местоположения перспективных зон с 
улучшенными коллекторскими свойствами 
на изучаемой площади, а также минимизи-
ровать геологические риски при последую-
щем заложении скважин [6].

Рисунок 5. Объемное распределение нефтенасыщенных фаций
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Кез-келген кен-орнын игеру стратегиясының сәттілігі оның негізгі қой-
науқаттардың геологиялық құрылымын зерттеу дәрежесіне байланысты. 
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Алаңды бұрғылау дірежесі артқан сайын көмірсутегі кен-орнының құрылымы 
туралы түсінік нақтылана түседі, дегенмен қойнауқаттар қуыс-кеңістігінің 
күрделі құрылымы және аудан бойынша қимасының литологиялық жағынан түр-
лі болуына байланысты геологиялық белгісіздіктер мен ұңғымалардың орнын 
кейіннен таңдау қауіпті тәуекелдерді жоғарылатады. Осы себептерге байла-
нысты көмірсутектер өндірісіндегі  негізгі проблемалардың бірі -тау жыныста-
рының түрлерін болжау және ұңғымалардан алыс тұрған коллекторлардағы 
сұйықтықтың таралуы болып табылады. Өйткені, тау жыныстарының қаси-
еттерін анықтау коллекторлық модельдеу зерттеулеріндегі белгісіздіктің не-
гізгі себебі болып саналады [1, 2]. Ұсынылған жобада қойнауқаттардың  литоло-
гиялық қалыптасуы мен секцияда литофаксиялық өзгергіштіктің белгісіздігін 
болжауға мүмкіндік беретін есептеуші машинаны пайдаланып оқыту әдістеріне 
негізделген Алгоритмдер көрсетілген.

Түйін-сөздер: жіктеу, машиналық өңдеу әдістері, литолигиялық түрлерге 
бөлу, фациялық болжау, кластерлік нұсқа (модель), қасиеттерді болжау, ФКҚ 
нақтылау.

LITHOFACIAL ANALYSIS AND POSSIBILITIES FOR PREDICTION 
OF PROPERTIES ON GEOPHYSICAL RESEARCH AND SEISMIC 
EXPLORATION DATA BY METHODS OF MACHINE LEARNING

E.S. Kolbikova

The success of a development strategy for any field depends on the degree of 
knowledge of the geological structure of its main reservoirs. As the area is drilled out, 
the concept of the structure of the hydrocarbon accumulation is refined, but in the 
case of a complex structure of the void space of the reservoirs and the lithological 
heterogeneity of the section over the area, geological uncertainties and risks during 
the subsequent placement of wells remain high. For these reasons, one of the main 
problems in hydrocarbon production is predicting rock types and the distribution 
of fluids throughout the reservoir away from wells, since the determination of rock 
properties is a major source of uncertainty in reservoir modeling studies [1, 2]. The 
proposed project will demonstrate algorithms based on machine learning methods 
that allow predicting the distribution of lithology and the uncertainty of lithofacies 
variability in the section.

Key words: classification, machine learning methods, lithotyping, facies forecast, 
cluster model, property prediction, specification of reservoir properties.
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РАЗРАБОТКА ПОЛЬЗОВАТЕЛЬСКОГО ИНТЕРФЕЙСА 
И ИНСТРУМЕНТА ПОСТОБРАБОТКИ РЕЗУЛЬТАТОВ 
ГИДРОДИНАМИЧЕСКОГО СИМУЛЯТОРА ДЛЯ 
МОДЕЛИРОВАНИЯ ПРОЦЕССОВ НЕФТЕДОБЫЧИ
Д.М. Жексембин, Б. Қурметбек, А.М. Серикбаева, Б.Е. Бекбауов

В рамках проекта гидродинамического симулятора KMGEsim: разработа-
ны пользовательский интерфейс для контроля ввода данных и инструмент 
постобработки результатов моделирования; создан приватный проект в си-
стеме GitHub с единой архитектурой; добавлены лицензия, документация и 
инструмент непрерывной интеграции в проект на GitHub для его дальней-
шего использования в виде программного обеспечения с открытым исходным 
кодом.

Ключевые слова: пользовательский интерфейс, инструмент для визуали-
зации, постпроцессор, архитектура проекта, GitHub, гидродинамический си-
мулятор.

Введение
Гидродинамический симулятор (далее 

– ГДС) KMGEsim был разработан на основе 
новой формулировки дифференциальных 
уравнений в частных производных компо-
зиционной модели химического заводне-
ния пласта [1].

В разделе 1 основной части данной 
работы описывается разработка пользова-
тельского интерфейса гидродинамического 
симулятора для контроля ввода данных и 
удобства запуска на расчёт с использова-
нием кроссплатформенной интегрирован-
ной среды разработки Qt. Для запуска ги-
дродинамического симулятора на расчёт в 
большинстве случаев требуются 2 входных 
файла: «HEAD» и «INPUT». Файл входных 
данных содержит полное описание моде-
ли, т.е. описание пласта, свойств флюида и 
породы, данные для инициализации, сква-
жины и их дебиты. В общем случае поль-
зователь может работать в многофайловом 
режиме, который достигается указанием 
некоторых параметров с помощью допол-
нительных входных файлов, описанных в 
литературе [2]. Наличие дополнительных 
входных файлов зависит от различных 
флагов или указателей управления, опи-
санных в файле «INPUT». До настоящего 
времени ввод данных для гидродинами-

ческого симулятора осуществлялся путем 
создания пользователем входных файлов 
и записи непосредственно в них. Пользова-
телю следует тщательно изучить описание 
флагов и провести обзор каждой строки 
для получения представления о правилах 
ввода данных и корректного моделирова-
ния того или иного варианта разработки. 
Опции моделирования и флаги описаны в 
руководстве пользователя гидродинами-
ческого симулятора [3], согласно которому 
строки с флагами должны располагаться в 
определенном порядке. Кроме того, в ныне 
используемом методе ввода набор данных, 
прописываемый в виде строк, часто выгля-
дит беспорядочно и неорганизованно, что 
затрудняет визуальное восприятие. У вход-
ных параметров существует зависимость 
между собой, т.е. при присваивании вход-
ным параметрам определенных значений 
устанавливается необходимость ввода 
соответствующих последующих данных. В 
существующей версии пользовательского 
интерфейса гидродинамического симуля-
тора данные зависимости учитывались 
самим пользователем, что усложняло про-
цесс ввода данных и значительно замедля-
ло работу. Для устранения этой сложности 
в рамках данной работы разработано окно 
пользовательского интерфейса гидродина-
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мического симулятора для контроля вво-
да данных, где ввод значения параметров 
осуществляется с помощью ячеек. Под 
ячейками в Qt подразумеваются объекты 
lineEdit и textEdit. Необходимость ввода 
значения параметра определяется актив-
ностью и неактивностью ячейки, соответ-
ствующей данному параметру.

В разделе 2 описывается инструмент 
визуализации и постобработки результа-
тов. Были изучены широко используемые 
программные обеспечения (далее – ПО) 
для визуализации и постобработки резуль-
татов расчета гидродинамического симуля-
тора для моделирования процессов нефте-
добычи.

Широко распространенными про-
граммными продуктами для визуализации 
результатов гидродинамических симу-
ляторов выступают S3GRAF, Tecplot RS, 
ResInsight, ParaView-RVA и др. Гидродина-
мические симуляторы, такие как ECLIPSE 
(Schlumberger) и tNavigator (Rock Flow 
Dynamics), имеют собственные инструмен-
ты для визуализации и анализа данных.

S3GRAF является коммерческим ПО, 
который обеспечивает трехмерную визуа-
лизацию и анализ моделей. S3GRAF может 
одновременно визуализировать, сравни-
вать и анализировать результаты несколь-
ких симуляторов [4]. Ключевой особенно-
стью является быстрая загрузка данных и 
построение графиков.

Tecplot RS является коммерческим ПО, 
которое дает возможность управлять дан-
ными моделирования и анализировать их 
[5], поддерживает большинство гидродина-
мических симуляторов.

ResInsight является кроссплатформен-
ным инструментом трехмерной визуализа-
ции и постобработки с открытым исходным 
кодом для гидродинамических моделей. 
ResInsight был разработан совместно 
Equinor ASA, Ceetron Solutions AS и Ceetron 
AS с целью предоставить универсальный 
инструмент для профессионалов, которым 
необходимо визуализировать и обрабаты-
вать модели коллекторов [6].

ParaView-RVA – открытое программное 
обеспечение для анализа и визуализации 
данных, которое позволяет анализировать 
и визуализировать результаты расчетов 
ГДС. Это ПО использует параллельную 
обработку и рендеринг данных для инте-

рактивной визуализации наборов данных. 
ParaView-RVA обеспечивает возможности 
визуализации нескольких характеристик 
пласта вместе с физическими свойствами 
жидкости, такими как насыщенности, дав-
ление фаз и др. [7].

Недостатками существующих решений 
являются то, что из-за высокой стоимости 
коммерческих продуктов покупка лицензий 
часто бывает накладной для бюджета ис-
следовательских учреждений.

В рамках данной работы был создан ин-
струмент для визуализации результатов ги-
дродинамического симулятора с помощью 
языка программирования Python и модуля 
графического интерфейса Tkinter.

В работе [1] также приводится описание 
архитектуры проекта гидродинамическо-
го симулятора на GitHub и его основных 
компонентов. GitHub является удобным 
веб-сервисом для совместной разработ-
ки, который предоставляет возможности 
просмотра, распространения кода и его 
хранения. Также для управления версиями 
кода в веб-сервисе GitHub используется 
сервис Git, предназначенный для хране-
ния информации обо всех изменениях в 
коде и его контроля. Наличие компонентов 
проекта, таких как лицензия, документация 
и непрерывная интеграция, положитель-
но влияет в будущем для представления 
проекта в виде ПО с открытым исходным 
кодом. Это позволит сообществу разработ-
чиков на GitHub использовать открытый ис-
ходный код для разработки новых версий 
ПО. Также можно ожидать, что в будущем 
переход на ПО с открытым исходным ко-
дом послужит хорошей рекламой проекту 
и создаст отличную возможность для про-
движения ПО.

Целью данной работы по созданию ГДС 
является разработка пользовательского 
интерфейса для контроля ввода данных, 
инструмента для визуализации и постобра-
ботки результатов расчета, а также архи-
тектуры проекта на GitHub.

Основная часть
1. Разработка пользовательского 

интерфейса гидродинамического симу-
лятора для контроля ввода данных с 
использованием кроссплатформенной 
интегрированной среды разработки Qt
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Работа по разработке пользователь-
ского интерфейса гидродинамического си-
мулятора была разделена на следующие 
этапы:

1. Составление алгоритма зависимо-
сти параметров для определения активно-
сти ячеек.

2. Формирование групп параметров, 
каждая из которых заканчивается кнопкой 
«Enter».

3. Присвоение функционала, соот-
ветствующего каждой кнопке «Enter».

4. Создание алгоритма для возмож-

ности редактирования введенных и запи-
санных значений параметров.

Перед началом основной работы в 
ранее разработанную версию пользова-
тельского интерфейса гидродинамическо-
го симулятора была установлена кнопка 
«New Document», которая открывает окно, 
отвечающее за ввод данных. Кнопка «New 
Document», показанная на рис. 1, появ-
ляется после нажатия на кнопку «Choose 
input directory» и выбора директории для 
файлов.

Первый этап работы заключается в со-

Рисунок 1. Демонстрация кнопки «New Document»

ставлении алгоритма, позволяющего учи-
тывать зависимость входных параметров 
между собой и определять активность 
ячеек. На данном этапе были рассмотрены 
все возможные условия ввода каждого из 
параметров с помощью кода подпрограмм 
гидродинамического симулятора, отвечаю-
щего за считывание входных данных. Это 
позволило выстроить цепь зависимостей 
между параметрами для дальнейшего кон-
троля вводимых данных.

Второй этап работы связан непосред-
ственно с основной целью работы, а имен-
но с разработкой окна пользовательского 
интерфейса гидродинамического симуля-
тора для контроля ввода данных и удоб-
ства запуска на расчёт. На данном этапе 
основными задачами являются создание 
объектов однострочного (lineEdit) и много-
строчного (textEdit) текстовых полей эле-
ментов ввода [8] в окне ввода данных (рис. 
2) для каждого параметра, а также форми-
рование групп параметров. Формирование 
групп параметров осуществляется для со-

блюдения алгоритма зависимости между 
входными параметрами, составленного 
на первом этапе данной работы. Строки, 
заканчивающиеся на кнопку «Enter», сви-
детельствуют о завершении формирую-
щейся группы. Для формирования группы 
и вставки кнопки «Enter» составляется со-
вокупность параметров. При этом важным 
условием является зависимость между 
строками параметров, состоящих в груп-
пе, и следующей по порядку строкой па-
раметров, не состоящей в группе. Если в 
последующей строке нет параметров, кото-
рые зависят от параметров формируемой 
группы, то данная строка вносится в группу. 
Такой отбор происходит до тех пор, пока не 
будет обнаружен параметр в строке, кото-
рый будет зависеть от параметров форми-
руемой группы. Эта строка, соответствен-
но, и становится концом группы.

Изначально все ячейки параметров 
групп, за исключением первой группы, яв-
ляются неактивными.

На рис. 3 продемонстрирован прин-
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Рисунок 2. Окно ввода данных

Рисунок 3. Демонстрация принципа формирования группы

цип формирования группы. Строка 
«XCORD(I), ZCORD(I)» зависит от параме-
тра «ICOORD», строка «DX1, DY1, DZ1» от 
параметров «IDXYZ», «ICOORD» и т.д.

Третий этап работы заключается в при-
своении функционала, соответствующего 
каждой кнопке «Enter». Первый «Enter» 

отвечает за создание «HEAD» и «INPUT» 
файлов в выбранной ранее директории, а 
также запись в них первой группы параме-
тров. Все параметры «HEAD» файла со-
держатся в первой группе параметров. По-
сле нажатия на первый «Enter» создание 
«HEAD» файла и запись в него осущест-
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вляются, вследствие чего работа с «HEAD» 
файлом завершается. Каждая строка пара-
метров записывается в виде двух строк: 
первая строка – описание строки параме-
тров, в которой содержатся названия па-
раметров, а вторая – численные значения 
вводимых параметров, которые отделяют-
ся между собой пробелом. Так как каждая 
группа заканчивается кнопкой «Enter», ко-
личество кнопок соответствует количеству 
групп. Последующие кнопки «Enter» до-

бавляют в созданный файл «INPUT» зна-
чения соответствующих групп параметров. 
После нажатия на кнопку она становится 
неактивной. На рис. 4 показана функцио-
нальность кнопки «Enter». После нажатия 
на эту кнопку создание файлов и запись в 
них осуществляются, и кнопка становится 
неактивной. В результате ввода данных и 
нажатия кнопки «Enter», согласно алгорит-
му зависимости параметров, ячейки следу-
ющей группы становятся активными.

Рисунок 4. Ввод данных в ячейки

Работа в ходе заключительного этапа 
дает возможность редактирования ранее 
введенных данных. Предположим, что в 
ячейки были введены определенные груп-
пы параметров, и они записались в файл. 
В результате кнопка «Enter», соответству-
ющая редактируемой группе параметров, 
становится неактивной. При этом для ре-
дактирования данных нам достаточно из-
менить значения в ячейке. После измене-
ния значений параметров кнопка «Enter» 
редактируемой группы снова становится 
активной.

Данная работа находится в общем про-
екте KMGEsim на GitHub под названием 
KMGEsim_IF, который описан в разделе 
3. В дальнейшем планируется внедрение 

нового функционала по считыванию ин-
терфейсом данных из «HEAD» и «INPUT» 
файлов существующей модели и редакти-
рованию этих файлов. Также планируется 
внедрение функции работы в многофайло-
вом режиме.

2. Разработка инструмента для 
визуализации и постобработки 
результатов гидродинамического 
симулятора
В рамках данной работы создан прото-

тип инструмента визуализации результатов 
гидродинамического симулятора KMGEsim 
для моделирования процессов нефтедо-
бычи. В интерфейс визуализатора были 
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добавлены меню File, Summary и Solution. 
Меню File (рис. 5) состоит из блоков Open и 
Clear. Блок Open предназначен для откры-
тия файла выходных данных OVERALL, а 

блок Clear – для очистки графиков в фор-
ме. Меню Summary (рис. 6) состоит из бло-
ков Well и Overall. В блоке Well находится 
информация о скважинах. Файл выходных 
данных OVERALL содержит данные пласта 

Рисунок 5. Окно меню File

Рисунок 7. Окно интерфейса визуализации

Рисунок 6. Окно меню Summary

и скважин, такие как насыщенность, давление фаз и др.
На рис. 7 представлен интерфейс визуализатора и окно для открытия файла с расши-

рением OVERALL.

Для считывания данных параллель-
но из выходных файлов мы используем 
модуль Asyncio, что дает возможность 
ускорить обработку данных и тем самым 
сократить время ожидания. После откры-
тия файлов выходных данных считываем 
данные из них и создаем фрейм данных с 
помощью модуля Pandas. На рис. 8 мож-

но видеть окно блока Overall. В этом окне 
пользователь выбирает физические свой-
ства сплошной среды, такие как насыщен-
ность и давление фаз, для представления 
их зависимости относительно оси «день» 
или «прокачанный поровый объем» (PV). 
Графический интерфейс пользователя соз-
дан с использованием модуля Matplotlib.
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Рисунок 8. Окно меню блока Overall

Для визуализации трехмерного графи-
ка полей концентраций, насыщенностей и 
давлений используются модули plot_3D и 
Color. С помощью plot_3D создается трех-
мерное пространство, в которое циклично 
добавляются ячейки по координатам, полу-
ченным из файла с расширением MESH. 
Для наблюдения изменения значений 
физических свойств, таких как давление, 
насыщенности фаз и концентрации ком-
понентов, в каждой ячейке по времени в 
режиме анимации используется функция 
Animate. Модуль Color определяет цвет 
ячейки согласно численному значению той 
или иной характеристики фаз/компонентов.

На рис. 9 представлено окно, которое 
открывает меню Solution. В этом окне мож-
но наблюдать за изменениями значений 
выбранной характеристики фаз или компо-
нентов в каждой ячейке. С помощью кноп-
ки «Play» пользователь может выполнять 

пошаговую анимацию с течением времени 
или по прокачанному поровому объему.

Данная работа находится в общем про-
екте KMGEsim на GitHub под названием 
KMGEsim_VS, который описан в разделе 
3. В дальнейшем планируется оптимизиро-
вать работу и улучшить функциональность 
визуализатора.

3. Разработка архитектуры 
проекта гидродинамического 
симулятора на GitHub
Создание репозитория и веток на 

GitHub для модулей гидродинамическо-
го симулятора KMGEsim

Разработанная в рамках данной ра-
боты архитектура, представленная на  
рис. 10, позволит налаживать рабочий про-
цесс и взаимодействие внутри команды. 
Создана организация на GitHub для про-
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Рисунок 9. Окно трехмерной визуализации

Рисунок 10. Архитектура проекта гидродинамического симулятора на GitHub
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екта KMGEsim, которая на данный момент 
имеет приватный характер. KMGEsim со-
стоит из трех проектов с наименованиями 
KMGEsim_TP, KMGEsim_IF и KMGEsim_VS.

На рис. 11 рассматриваются основные 
компоненты GitHub и их построение: ветки 
и проекты.

В каждом проекте настроена лицензия 

Рисунок 11. Настройка веток и непрерывная интеграция

Apache 2.0 и имеется файл документации 
README.md, в котором участники проекта 
имеют право вносить корректировки в связи 
с изменением содержания кода. Ограниче-
ний в количестве и наименовании веток не 
имеется, но при условии, что для хранения 
официальной истории релиза используется 
ветка «main». Любая другая ветка исполь-
зуется для хранения отдельных функций, 
которых вскоре можно добавить в основную 
ветку «main». После добавления опреде-
ленных функций на основную ветку проекта 
через ветки разработки необходимо прове-
рить сборку проекта с помощью автомати-
зированного инструмента непрерывной ин-
теграции Travis CI для проверки нового кода 
перед интеграцией. При успешной проверке 
кода внесенные изменения вправе быть до-
бавленными в основную ветку.

Так как в будущем рассматривается из-
менение проекта с частного вида на проект 
с открытым исходным кодом, важно будет 
поддержать взаимосвязь с внешним миром. 
Для этого случая на рис. 12 представлена 
схема архитектуры проекта.

Каждый пользователь GitHub имеет 
право вносить изменения в код проекта. В 
случае дальнейшей публикации изменен-
ного кода в интернете под своим аккаунтом 
пользователь должен указать авторов ори-

гинального кода согласно лицензии. Также 
пользователь может предложить свои из-
менения авторам и при согласованности 
внести изменения в главные проекты. Для 
этого обязательно произвести «fork» проек-
та и создать запрос авторам на добавление 
изменении «Pull request».

В части архитектуры на рис. 13 описы-
вается процесс актуализации проекта с ло-
кального компьютера на облачный сервис 
GitHub и наоборот.

При актуализации проекта с облачного 
сервиса GitHub на локальный компьютер 
используется два возможных способа: 

- графический интерфейс пользова-
теля;

- командная строка.
Графический интерфейс пользователя 

позволяет разработчикам взаимодейство-
вать с GitHub с помощью графических эле-
ментов, встроенных в среду разработки. 
Командная строка используется для управ-
ления веб-сервисом GitHub с помощью опе-
рационных команд.

Подготовка к реализации проекта с 
открытым исходным кодом
Лицензия. Общедоступные репози-

тории на GitHub часто используются для 
хранения кода и обмена фреймворками, 
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Рисунок 12. Взаимосвязь проекта KMGEsim с внешним миром

Рисунок 13. Актуализация проекта
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библиотеками и техническими решениями. 
Лицензирование ПО с открытым исходным 
кодом способствует совместным разработ-
ке и использованию решений, поскольку 
оно позволяет другим людям вносить изме-
нения в исходный код и включать эти изме-
нения в свои собственные проекты.

В настоящей работе используется ли-
цензия Apache 2.0 (рис. 14), в которой 
имеются следующие допуски к проекту: 
коммерческое использование, распростра-
нение, изменение исходного кода, личное 
использование [9]. Также лицензия требует 
упоминания авторства и лицензии в работе 
и указания изменений, внесенных в работу.

Рисунок 14. Демонстрация лицензии в проекте KMGEsim_TP

Документация. Проекты с открытым 
исходным кодом нуждаются в документа-
ции, описывающей используемые шаблоны 
проектирования, стандарты работы и всё, 
что может помочь новым участникам войти 
в курс дела. Документация зачастую нахо-
дится в главной ветке в файле README.
md, используется для инструктажа запу-

ска проекта и использования его. На рис. 
15 представлена документация по проекту 
KMGEsim_VS, в которой демонстрируется 
инструктаж для установки и запуска проекта 
с облака GitHub на локальный компьютер, а 
именно добавление установочных файлов и 
программ, которые включают python3 и pip3.

CI (Непрерывная интеграция). Дан-

Рисунок 15. Демонстрация документации в проекте KMGEsim_VS
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ный раздел посвящен автоматизации сбор-
ки проекта с помощью Travis CI. Travis CI — 
это размещенная платформа непрерывной 
интеграции, которая бесплатна для проек-
тов с открытым исходным кодом на GitHub. 
В файле .travis.yml на рис. 16 содержится 

информация о проекте, с помощью которо-
го можно запускать автоматические сборки 
при каждом изменении базы кода в основ-
ной ветви, других ветвях или даже по запро-
су извлечения [10].

На данный момент для проектов 

Рисунок 16. Travis CI в проекте KMGEsim_TP

KMGEsim_TP, KMGEsim_IF и KMGEsim_VS 
добавлена непрерывная интеграция для 
автоматизации сборки проекта. Проведе-
на адаптация непрерывной интеграции 
языков программирования Fortran, C++ и 
Python.

Заключение
При разработке пользовательского ин-

терфейса и инструмента постобработки 
данных гидродинамического симулятора 
для моделирования процессов добычи 
нефти были достигнуты следующие ре-
зультаты:

1. Построен алгоритм взаимозависи-
мости входных параметров для автомати-
зации контроля ввода данных.

2. Сформированы группы данных на 
основе разработанного алгоритма зависи-
мости между входными параметрами.

3. Присвоен соответствующий функ-
ционал каждой кнопке «Enter».

4. Создан и реализован алгоритм 
для возможности редактирования ранее 
введенных значений параметров.

5. Разработан прототип инструмента 
для визуализации и постобработки резуль-
татов гидродинамического симулятора.

6. Разработана архитектура проекта 
гидродинамического симулятора KMGEsim 
в системе GitHub.

7. Добавлены основные компоненты 
веб-сервиса GitHub для перехода с закры-
того проекта на проект с открытым исход-
ным кодом.

8. В проекты KMGEsim были настро-
ены инструменты непрерывной интеграции 
Travis CI в зависимости от языка програм-
мирования.
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МҰНАЙ ӨНДІРУ БАРЫСЫН МОДЕЛЬДЕУГЕ АРНАЛҒАН 
ГИДРОДИНАМИКАЛЫҚ СИМУЛЯТОРДЫҢ ПАЙДАЛАНУШЫЛЫҚ 

ИНТЕРФЕЙСІ МЕН АЛЫНҒАН ДЕРЕКТЕРДІ ӨҢДЕУ ҚҰРАЛЫН 
ӘЗІРЛЕУ

Д.М. Жексембин, Б. Құрметбек, А.М.Серікбаева, Б.Е. Бекбауов

KMGEsim гидродинамикалық симулятор жобасы аясында орындалған шара-
лар: деректерді енгізуді бақылау үшін пайдаланушы интерфейсі және модель-
деу нәтижелерін өңдеуден кейінгі құрал әзірленді; бірыңғай архитектурасы бар 
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GitHub жүйесінде жеке жоба құрылды; GitHub жобасына лицензия, құжаттама 
және оны әрі қарай бастапқы ашық белгісі бар бағдарламаларды қамтамасыз 
ету түрінде пайдалану үшін үздіксіз интеграциялау құралы қосылды.

Түйін сөздер: пайдаланушы интерфейсі; визуализациялау құралы; постпро-
цессор; жоба құрылымы; GitHub гидродинамикалық симуляторы.

DEVELOPMENT OF A USER INTERFACE AND A POST-
PROCESSING TOOL FOR A HYDRODYNAMIC SIMULATOR FOR 

MODELING OIL PRODUCTION PROCESSES
D.M. Zhexembin, B. Kurmetbek, A.M. Serikbaeva, B.E. Bekbauov

This work is devoted to the development of a user interface for a hydrodynamic 
simulator to control data entry and ease of launching calculations using the Qt cross-
platform integrated development environment, as well as a tool for visualizing and 
post-processing the results of a hydrodynamic simulator for modeling oil production 
processes. The article presents the work on building a unified architecture of a 
hydrodynamic simulator project in the GitHub system with details of processing 
processes, names of branches and commits. Also added a license to the GitHub 
project for further use of the project in the form of open source software.

Key words: user interface; visualization tool; postprocessor; project architecture; 
GitHub; hydrodynamic simulator.
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АНАЛИЗ ПАРОТЕПЛОВОГО ВОЗДЕЙСТВИЯ НА 
МЕСТОРОЖДЕНИИ КАРАЖАНБАС
А. Кожаш

Статья описывает основные особенности геологического строения 
юрско-меловой продуктивной толщи месторождения Каражанбас, распо-
ложенного на п-ове Бузачи (Западный Казахстан), и эффективность те-
пловых методов и их модификаций для повышения нефтеотдачи пластов, 
применявшихся на месторождении с 80-х гг. прошлого столетия. Приме-
нение паротеплового воздействия на пласт методом тепловых оторочек 
позволяет не только охватывать большую часть пласта паротепловым 
воздействием путем перехода в ряде скважин на закачку ненагретой воды 
и перевода закачки пара в другие скважины, но и интенсифицировать в про-
цессе закачки холодной воды передвижение по пласту тепловой оторочки. 
В результате паронефтяной фактор при применении тепловых оторочек 
и увеличении скорости закачки пара может быть в несколько раз меньше, 
чем при непрерывной медленной закачке пара. Применение паротеплового 
воздействия позволяет повысить нефтеотдачу на 35–45% от начальных 
балансовых запасов нефти. Опробование и внедрение новой техники и тех-
нологии, а также изучение мирового опыта по разработке высоковязкой 
нефти в настоящее время актуальны для разработки месторождения Ка-
ражанбас.

Ключевые слова: скважина, добыча нефти, высоковязкая нефть, тепло-
вые методы, внутрипластовое горение, паротепловая обработка, термо-
гравитационное дренирование, прирост нефти. 

Введение
Проблема увеличения нефтеотдачи 

пластов является сложной задачей и ре-
шение её на должном научно-техническом 
уровне требует привлечения значительных 
сил и средств. В последние годы этой про-
блеме уделяется самое серьезное внима-
ние. На основании анализа и обобщения 
информации по изучению всех применяе-
мых в настоящее время методов повыше-
ния нефтеотдачи пластов в качестве наи-
более перспективных выделены 4 группы 
методов.

1. Тепловые (вытеснение нефти па-
ром, горячей водой, внутрипластовое горе-
ние).

2. Физико-химические (заводнение 
с оторочками растворов поверхностно-ак-
тивных веществ, полимеров, щелочных и 
мицеллярных растворов, серной кислоты, 

микроэмульсий, пенных систем и др.).
3. Нагнетание газов (углеводород-

ных и двуокиси углерода как в чистом виде, 
так и в сочетании с заводнением; дымовых 
и инертных).

4. Микробиологические процессы.
Проблема повышения нефтеотдачи 

пластов, содержащих нефть повышенной 
вязкости, особенно актуальна. Разработ-
ка нефтяных месторождений такого типа 
традиционными методами осуществляется 
неэффективно как с технологической, так 
и с экономической точки зрения. Перспек-
тивы увеличения нефтеотдачи пластов, 
содержащих нефть повышенной вязкости, 
связывают с применением тепловых ме-
тодов разработки. Проблема разработки 
месторождений тяжелых высоковязких не-
фтей заключается в том, что естественные 
температурные условия в пласте практиче-
ски не обеспечивают необходимую подвиж-
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ность нефти при её фильтрации к забоям 
добывающих скважин. Аномальные пла-
стовые нефти м. Каражанбас исключают 
возможность разработки данного место-
рождения традиционными способами и 
требуют опробования и применения новых, 
перспективных методов.

Геологическое строение 
месторождения Каражанбас
Месторождение Каражанбас приуроче-

но к Бузачинскому поднятию, расположен-
ному в северо-западной части Северо-У-
стюртской системы поднятий и прогибов.

Структура представляет собой крупную 
брахиантиклинальную складку с углом па-
дения пластов от 1°30’ до 4°, вытянутую в 
субширотном направлении. Размеры Ка-
ражанбасской структуры по кровле пласта 
А, изогипсе -400 м составляют 30 x 6 км, 
амплитуда порядка 100 м. Северное крыло 
структуры осложнено крупноамплитудным 
сбросом. Серией малоамплитудных тек-
тонических нарушений, «оперяющих» ос-
новные сбросы, Каражанбасская структура 
разбита на 7 блоков. В каждом из блоков 
залежи одноименные пласты характери-
зуются своим положением водонефтяных 
контактов. Границы блоков, определенные 
в процессе разведочного бурения, уточня-
ются по мере накопления материалов экс-
плуатационного бурения.

На месторождении установлена про-
мышленная нефтегазоносность нижнеме-
ловых и среднеюрских отложений в неоко-
ме; выделяются 5 нефтеносных пластов (А, 
Б, В, Г, Д) и 2 горизонта в юре (Ю-I и Ю-II).

Залежи по типу относятся к пластовым 
сводовым, тектонически нарушенным. Ос-
новные запасы приурочены к горизонтам Г, 
Ю-I, А.

Наибольшей эффективной нефтенасы-
щенной толщиной, достигающей 20 м, ха-
рактеризуются пласты Г, Ю-I, Ю-II.

Пласты Б, В, Д и частично А имеют 
сложное строение, преимущественно об-
ладают небольшими эффективными тол-
щинами: в пласте А эффективная толщина 
достигает 5–8 м, в Б и В до 2–5 м, в Д – 2–4 
м. Для этих же пластов характерны частые 
литологические замещения, в результате 
чего площадь распространения пластов 
подразделяется на зоны, отличающиеся 

по своим промышленным характеристи-
кам. Нефти залежей тяжелые (плотность 
938,5–944,6 кг/м³), высокосмолистые (до 
24%), сернистые (до 2%). Выход светлых 
фракций, выкипающих до 300–350°С, со-
ставляет около 27%. Отличительными 
особенностями нефти являются низкая (до 
-20–25°С) температура застывания и вы-
сокая вязкость. Вязкость пластовой нефти 
колеблется от 160 до 660 мПа*с.

В пластовых условиях нефть недонасы-
щена газом, давление насыщения меньше 
пластового на 1,0–1,5 МПа. Пластовое дав-
ление всех нефтеносных горизонтов выше 
гидростатического на 0,6–0,8 МПа. Пласто-
вая вода хлоркальциевого типа.

Месторождение Каражанбас является 
самым крупным в стране неглубоко зале-
гающим месторождением высоковязкой 
нефти, разработку которого было намече-
но осуществлять с применением тепловых 
методов воздействия. С этой целью в 1978 
г. решением Министерства нефтяной про-
мышленности СССР на месторождении 
были созданы и введены в эксплуатацию 
2 крупномасштабных опытно-промышлен-
ных участка: влажного внутрипластового 
горения (далее – ВВГ) и паротеплового 
воздействия (далее – ПТВ), а в 1984 г. Цен-
тральной Комиссией по разработке МНП 
была утверждена технологическая схема 
разработки м. Каражанбас с применением 
тепловых методов.

На месторождении нефтеносные пла-
сты группировались в 3 эксплуатационных 
объекта: пласты А, Б, В – I объект; Г, Д – II 
объект; Ю-I, Ю-II – III объект. При этом пла-
нировалось, что добывающие скважины 
эксплуатируют совместно все нефтяные 
объекты, а регулирование процесса прово-
дится раздельной закачкой рабочего аген-
та в каждый пласт в отдельности.

Начальные пластовые давления по го-
ризонтам в пределах месторождения изме-
няются следующим образом:

Пластовые температуры продуктивных 
горизонтов находятся в пределах 26–32°С 
в зависимости от глубины.

Изучение тепловых свойств продук-
тивных отложений Каражанбасского ме-
сторождения проводилось в основном на 
слабосцементированных и рыхлых поро-
дах методом регулярного режима первого 
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Пласт Давление, МПа

А 2,96–5,21

Б 4,45–4,70

В 2,10–5,20

Г 3,80–5,10

Д 4,50–5,65

Ю-I 4,59–5,60

Ю-II 3,6

Таблица 1. Начальные пластовые давления по горизонтам

ряда. В качестве окружающих пород были 
исследованы глина и крепкие разности. 
Всего исследовано 22 образца сухих и 
насыщенных пород при температуре до  
363 К. Полученные значения теплопрово-
дности, теплоемкости и температуропро-
водности показали, что тепловые свойства 
горных пород месторождения варьируются 
в довольно широких пределах в зависи-
мости от плотности, пористости, грануло-
метрического состава и насыщенности их 
флюидами. Теплопроводность сухих по-

род изменяется в пределах 0,23–0,74 Вт/
(мК), водонефтенасыщенных от 0,80 до  
2,0 Вт/(мК). 

Удельная теплоемкость пород изменя-
ется менее значительно – от 1173 до 1592 
Дж/(кгК).

Теплофизические свойства нефти опре-
делены в интервале температур 293–473 К.

Небольшая глубина залегания продук-
тивных пород и слабая интенсивность вто-
ричных преобразований предопределили 

Рисунок 1. Показатели работы скважин на естественном режиме ГЗУ-6 промысла 
ПТВ 

Обозначения:
Qзак –  закачка пара (1), воды (II), ПАА (III), тыс. т; 
Qн – добыча нефти, тыс. т за 1 кв.; 
qн – дебит нефти, т/сут; 
Рпл – пластовое давление, МПа; 
t – отработанное время, тыс. скв.-сут; 
В – обводненность, %.
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высокие коллекторские свойства продук-
тивных коллекторов. Пористость их изме-
няется от 20 до 38–40%, а проницаемость 
от 1,02 до 6,0 мкм2.

Увеличение же добычи нефти во II–III 
кв. 1987 г. связано с переводом половины 
действующего фонда добывающих сква-
жин на механизированный способ эксплу-
атации. Но и эта мера интенсификации 
добычи нефти без внедрения термическо-
го воздействия на этом участке дала не-
значительную и кратковременную эффек-
тивность, и только закачка реагента дала 
значительный прирост в добыче нефти уже 
в следующем квартале, реагирование на-
чалось через 2–3 мес после закачки. Кро-
ме анализа работы скважин на естествен-
ном режиме по отдельным участкам, был 
проведен анализ работы новых скважин, 
вводимых из бурения в 1989 г. Из анализа, 
систематизации и обработки этого матери-
ала были получены некоторые осреднен-
ные зависимости падения добычи нефти 
как для одной отдельно взятой осреднен-
ной скважины (в зависимости от времени 
работы на естественном режиме, который 
составляет не более 12–13 мес), так и в це-
лом для всех новых скважин, предполагая, 
что в течение года они вводились в равном 
количестве ежемесячно.

Согласно предоставленным данным, 
дебит новой скважины к концу года её ра-
боты (12–13 мес) снижается на 80–82% от 
первоначального, т.е. если в первые 1–2 
мес её работы он составил 10–15 т/сут, то 
через 12–13 мес дебит не будет превышать 
2,0–2,5 т/сут.

Технология паротеплового 
воздействия
Механизм извлечения нефти при нагне-

тании в пласт теплоносителя основыва-
ется на изменении свойств нефти и воды, 
содержащихся в пласте, в результате по-
вышения температуры. При этом интенсив-
но снижается вязкость нефти, происходят 
её термическое расширение, испарение 
легких фракций и другие процессы. Всё это 
в совокупности способствует увеличению 
коэффициентов вытеснения и охвата пла-
стов воздействием как по толщине, так и по 
площади залежи. Данный процесс заклю-
чается в том, что в продуктивном пласте пу-

тем распределения нагнетания теплоноси-
теля создается линейный тепловой фронт, 
который, перемещаясь по направлению к 
рядам добывающих скважин, обеспечива-
ет вытеснение нефти. Для многорядных 
систем размещения скважин предусматри-
вается перенос нагнетания теплоносителя 
в добывающие ряды после прорыва пара. 
По завершении создания тепловой отороч-
ки требуемых размеров проводится закач-
ка ненагретой воды в нагнетательный ряд. 
Последняя, проталкивая тепловую отороч-
ку вглубь пласта, обеспечивает дальней-
шее вытеснение нефти к забоям добываю-
щих скважин. Наличие разнопроницаемых 
прослоев в продуктивных коллекторах об-
условливает различные размеры оторочек 
и различный темп нагнетания теплоносите-
ля, обеспечивающие максимальный охват 
пласта тепловым воздействием. Кроме 
того, предусматривается проведение се-
лективной изоляции высокопроницаемых 
прослоев в добывающих скважинах после 
прорыва по ним теплового фронта. В от-
дельных случаях для увеличения охвата 
пласта процессом воздействия могут осу-
ществляться временные переводы добы-
вающих скважин в нагнетательные.

Параметры теплоносителя на устье 
нагнетательной скважины: температура 
250–300°С, давление – 4–7 МПа, темп 
нагнетания 6,6–7,4 т/т и объем нагнета-
ния – 0,6–1,0 порового объема пласта, 
которые определяются конкретными гео-
логическими условиями объема разработ-
ки.

Обустройство промысла ПТВ позво-
лило начать эксплуатацию залежи с мая 
1982 г. В первый период, с мая по ноябрь 
1982 г., добывающие скважины эксплу-
атировались на естественном режиме, 
что привело в конце периода к снижению 
добычи по этому участку почти вдвое.  
Дебиты скважин упали с 7,0–7,5 до  
3,8 т/сут, обводненность продукции соста-
вила 0,2–3,5%.

С пуском в эксплуатацию в ноябре 1982 
г. парогенераторов и началом процесса 
паротеплового воздействия гидродинами-
ческие характеристики разрабатываемо-
го участка улучшились: дебиты возросли, 
пластовое давление стабилизировалось.

Основные черты динамики процесса 
ПТВ наиболее полно можно проследить по 
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работе скважин первоочередного участка, 
который был пущен в эксплуатацию в мае–
июне 1982 г., и где впервые на промысле 
ПТВ был начат процесс.

В начальный период закачка теплоно-
сителя привела к увеличению дебита жид-
кости и росту обводненности продукции. 
Отборы нефти изменились незначительно. 
Реакция скважин проявилась спустя 4 ме-
сяца после начала воздействия. Дебиты 
скважин по нефти существенно возросли 
при одновременном росте дебитов жидко-
сти. Процесс ПТВ привел не только к увели-
чению дебитов скважин, которые могли воз-
расти за счет роста пластового давления, 
но и к увеличению продуктивности скважин 
как по жидкости, так и по нефти (рис. 2). Уве-
личение коэффициентов продуктивности 
скважин могло произойти за счет снижения 

вязкости нефти при повышении пластовой 
температуры (повышение начальной пла-
стовой температуры на 2–3°С уже ведет 
к снижению вязкости пластовой нефти на  
30–50 МПа*с).

Высокий уровень отборов нефти на 
данном участке с высокой плотностью 
сетки скважин (100 x 100 м) держался в те-
чение 4–5 мес, затем началось снижение 
отборов нефти при некоторой стабилиза-
ции дебита жидкости, т.е. увеличивалась 
обводненность продукции, которая через 
11 мес после начала процесса достигла 
70–75%.

Таким образом, особенностями про-
цесса ПТВ для залежей м. Каражанбас 
являются быстрый прорыв конденсата 
пара в добывающие скважины при вы-
сокой плотности сетки (1 га/скв.) сква-

Рисунок 2. Индикаторные диаграммы по скв. 622 ПТВ
Значения Кпр:
Кпр – 26т/(сут*МПа), 1982 г., безводная нефть; 
Кпр – 150 т/(сут*МПа), 1982г., 15% – воды; 
Кпр – 217 т/(сут*МПа), 1983г., 72% – воды; 
Кпр – 375 т/<сут*МПа), 1983г., 83% – воды работающей толщины пласта. Об увеличении 
работающей толщины пласта свидетельствуют материалы промысловых исследований 
методом потокометрии, которые показали рост коэффициентов охвата в целом по участку 
ПТВ (1985 г. – 0,36; 1986 г. – 0,33; 1987 г. – 0,38; 1988 г. – 0,4; 1989 г. – 0,34; 1990 г. – 0,51).

жин и высокий темп роста обводненно-
сти продукции добывающих скважин. За  
8–10 мес непрерывной закачки теплоноси-
теля обводненность реагирующих скважин 
возросла до 60% и более при начальном 
значении 1,0–3,5%.

Для более разреженной сетки сква-
жин (150 x 150 и 200 x 200 м) темп роста 
обводненности продукции немного ниже. 

Так, по скважинам блока 14п, где закачка 
теплоносителя начата в октябре 1987 г. и 
велась непрерывно в течение 39 мес (этот 
блок выбран как базовый для сравнения 
с другими модификациями паротеплового 
воздействия), обводненность продукции 
добывающих скважин возросла с 34–35 до 
64–65% за время воздействия, т.е. увели-
чилась на 30%. Высокая обводненность 
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продукции скважин данного блока перед 
началом воздействия объясняется значи-
тельными дебитами приконтурных скважин 
с обводненностью до 65–80%.

Следующей особенностью является 
запаздывание реагирования добывающих 
скважин на закачку рабочего агента. Если 
для плотной сетки оно составляет 2–4 мес, 
то для более редкой – 4–5 мес.

Немаловажным фактором является не-
равномерное продвижение теплоносителя 
по площади. Как правило, только часть 
скважин активно реагирует на процесс 
закачки теплоносителя. Невысок пока и 
коэффициент охвата пласта по толщине 
закачиваемым теплоносителем и в ряде 
скважин не превышает 0,25–0,4, причем в 
большинстве случаев из-за засыпки забоя 
скважин песком.

На м. Каражанбас на участке ПТВ были 
опробованы и испытаны различные моди-
фикации данной технологии, а именно:

1. технология двухэтапного форми-
рования тепловой оторочки (далее – ДТО) 
– чередование закачки пара и ненагретой 
воды);

2. технология полимерно-теплового 
воздействия на пласт;

3. технология комбинированного воз-
действия на пласт (пар – воздух);

4. паротепловые обработки скважин 
(далее – ПТОС);

5. технология гидродинамического 
воздействия на пласт.

Технология двухэтапного 
формирования тепловой оторочки
Технология предназначена для разра-

ботки крупных по запасам залежей высо-
ковязкой нефти с целью снижения энер-
гетических затрат при одновременном 
повышении (сохранении) технологической 
и технико-экономической эффективности 
процесса воздействия на пласты базовым 
паротепловым методом.

Технология ДТО выдержала пред-
варительные испытания в сентябре  
1987 г. и приемочные – в декабре  
1987 г. Внедрение технологии начато в мар-
те 1987 г. на блоках 6п и 7п промысла ПТВ. 
Предварительное же опробование прово-
дилось еще в 1985 г., когда из-за нехватки 
мощностей по выработке теплоносителя 

невозможно было обеспечить достаточный 
уровень его закачки для компенсации от-
боров жидкости, в результате чего проис-
ходило значительное снижение пластового 
давления и, как следствие, падение добы-
чи нефти. Поэтому в мае 1985 г. оператив-
ной группой была предложена технология 
чередующейся (четочной) закачки пара и 
холодной воды с циклом в 1 мес со сред-
ним темпом нагнетания 60–70 т/сут пара  
и 60–70 м³/сут воды на 1 нагнетательную 
скважину. Испытание данной технологии 
было рекомендовано на участке площад-
ного воздействия, а также в рядах скв. 580–
577, 545–542. Технология выдерживалась 
без каких-либо значительных изменений в 
течение анализируемого периода с июля 
1985 г. по январь 1987 г. Анализ промысло-
вого материала показал значительную эф-
фективность технологии ДТО. Пластовое 
давление на этом участке в начале стаби-
лизировалось на уровне 2,8 МПа, а затем 
росло и достигло 3,25 МПа. Увеличилась 
и добыча нефти. Средние дебиты нефти 
скважин возросли с 1,5–3,0 до 4,5–6,0 т/сут. 
Превышение закачиваемых объемов хо-
лодной воды над объемами пара не долж-
но составлять 20%.

Несколько подробнее остановим-
ся на анализе материалов испытания и 
внедрения данной технологии по блоку 
6п. За период разработки блока на есте-
ственном режиме с июля 1984 г. было 
добыто 48,062 тыс. т нефти. До начала 
воздействия (июнь 1985 г.) скважины ра-
ботали на естественном режиме. Несмо-
тря на то, что в период с июля 1984 г. по 
февраль 1985 г. происходит наращива-
ние общей добычи нефти, среднесуточ-
ные дебиты скважин этого блока падали с  
22 т/сут (сентябрь 1984 г.) до  
11,5–12,0 т/сут (декабрь 1984 г. – январь 
1985 г.). Увеличение добычи нефти объяс-
няется вводом новых скважин в эксплуата-
цию на этом участке.

С мая по август 1985 г. наметилась не-
которая стабилизация в добыче нефти. Это 
объясняется, во-первых, форсированием 
отборов из добывающих скважин, во-вто-
рых, началом введения процесса закачки 
теплоносителя. В этот период увеличились 
среднесуточные дебиты скважин при не-
значительной обводненности.

Несмотря на продолжающуюся непре-
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рывную закачку теплоносителя в объемах 
5–7 тыс. т в месяц, с сентября 1985 г. до-
быча нефти по блоку стала снижаться и 
за полтора года упала с 7,5 тыс. т (август  
1985 г.) до 1,4–1,2 тыс. т (февраль – март 
1987 г.) при неизменных, в принципе, объ-
емах закачки теплоносителя (5–7 тыс. т/
мес). Дебиты нефти скважин снижались, но 
меньшими темпами, чем при естественном 
режиме, и к началу испытания технологии 
ДТО составили 4,6–3,4 т/сут.

Несмотря на непрерывную закачку те-
плоносителя в начальный период, пла-
стовое давление по блоку продолжало 
снижаться, только к апрелю 1986 г. ста-
билизировалось и оставалось до нача-
ла испытания технологии ДТО на уровне  
1,8–1,9 МПа, что ниже начального пласто-
вого давления вдвое. За период непрерыв-
ной закачки теплоносителя среднее зна-
чение паронефтяного фактора составило 
1,1–1,2 т/т, что значительно ниже проект-
ного и ниже, чем на базовом участке (блок 
14п). Этим, по-видимому, и объясняется 
снижение добычи нефти (дебитов) по бло-
ку к течение всего периода закачки тепло-
носителя.

Технология полимерно-теплового 
воздействия на пласт
Технология предназначена для приме-

нения на залежах высоковязкой нефти, со-
держащейся в терригенном неоднородном 
коллекторе. Технология обеспечивает вы-
равнивание фильтрационных сопротивле-
ний разнопроницаемых слоев, что положи-
тельно влияет на охват по толщине пласта 
воздействием, увеличивает период безвод-
ной добычи нефти, снижает темп обводне-
ния продукции добывающих скважин и, в 
конечном итоге, повышает нефтеизвле-
чение пластов в сравнении с технологией 
непрерывной закачки теплоносителя до 
5% без снижения интенсификации добычи 
нефти.

При данной технологии на начальной 
стадии разработки закачивают в пласт рас-
твор полимера концентрации 0,2% в объ-
еме, равном 3,5% объема пор разрабаты-
ваемого элемента залежи, затем пресную 
воду в течение 15–20 сут, образующую вод-
ную оторочку, с последующим переходом 
на нагнетание теплоносителя. Суммарный 

объем вводимого в пласт тепла при этом 
уменьшается на 8–10% по сравнению с 
технологией ПТВ.

Испытание технологии начато в октя-
бре 1987 г. на блоке 12п закачкой раствора 
полимера марки РДА–10–20 с массовым 
содержанием в пресной воде 0,2%. Про-
ектный суммарный объем нагнетания для 
скважин горизонта Г был достигнут в кон-
це мая 1988 г., после чего была создана 
буферная зона нагнетанием в течение 10 
сут ненагретой воды. Всего было закачано 
6200 м³ ненагретой воды. С июня 1988 г. 
начато нагнетание теплоносителя. В пери-
од испытания в пласт нагнетали теплоно-
ситель со средней температурой на устье 
скважины 220–230°С и степенью сухости 
0,2–0,4, определенной при обработке тер-
мограмм. Процесс нагнетания полимера в 
скважину проходил без существенных ос-
ложнений со средним темпом 100–130 м³/
сут и давлением 2,8–3,0 МПа. Реагирова-
ние добывающих скважин на нагнетание 
раствора полимера началось через 2–3 
мес с начала процесса активного воздей-
ствия.

Средние дебиты нефти скважин опыт-
ного участка в течение 3–4 мес возросли с 
1,7–1,6 до 4,5–5,0 т/сут при некотором ро-
сте обводненности.

В результате закачки раствора полиме-
ра повысилось пластовое давление. Если 
перед началом нагнетания оно было равно 
2,3 МПа, то уже в марте – апреле 1988 г., 
т.е. через 6–7 мес, оно достигло 3,4 МПа.

Анализ промыслового материала по 
испытанию и внедрению технологии поли-
мерно-теплового воздействия на опытном 
участке показал высокую технологическую 
и экономическую эффективность данной 
технологии. Дополнительная добыча неф-
ти составила более 71,4 тыс. т.

Технология комбинированного 
воздействия на пласт (нагнетание 
теплоносителя и окислителя)
Технология предназначена для увели-

чения добычи высоковязкой нефти в сло-
исто-неоднородных коллекторах терриген-
ного типа.

Целью её является повышение техни-
ко-экономических показателей термиче-
ской добычи высоковязкой нефти путем 
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внутрипластового перехода горячей воды 
в пар за счет подачи в предварительно ра-
зогретый теплоносителем пласт кислорода 
воздуха и повышение конечной нефтеотда-
чи. Цель достигается путем создания пер-
вичной тепловой оторочки с помощью го-
рячей воды (70–200°С) или теплоносителя 
высоких термодинамических параметров, 
циклично ненагретой воды с последующим 
нагнетанием водовоздушной смеси.

На начальном этапе технологии соз-
дается первичная тепловая оторочка 
при темпе нагнетания рабочих агентов  
6–7 т/сут на 1 м нефтенасыщенной толщи-
ны пласта. Продолжительность этого этапа 
не должна превышать 30–40% продолжи-
тельности проектного этапа создания те-
пловой оторочки.

При завершении начального эта-
па переходят ко второму этапу процес-
са – наращиванию тепловой оторочки 
путем нагнетания в пласт воздуха и на-
гретой воды. Темп нагнетания воздуха –  
1,0–1,2 тыс. м³/сут на 1 м нефтенасыщен-
ной толщины пласта. Продолжительность 
этого этапа равна 50–70 сут, водовоз-
душное отношение должно составлять 
0,006–0,015 м³/м³. После цикла нагне-
тания водовоздушной смеси в течение  
25–35 сут в пласт нагнетается теплоноси-
тель высоких термодинамических параме-
тров. Циклы нагнетания водовоздушной 
смеси и теплоносителя высоких параме-
тров повторяются многократно до завер-
шения создания тепловой оторочки про-
ектных размеров, после чего проводится 
перемещение её по пласту ненагретой 
воды до завершения разработки участка.

Испытания технологии проводили на 
опытном участке промысла ПТВ, включаю-
щем в себя нагнетательные скв. 593 и 623 
(пласт Б), скв. 605 и 618 (пласт Г) и 17 до-
бывающих скважин.

Скважины опытного участка пласта Б 
эксплуатируются с 1988–1989 гг. Нагне-
тание теплоносителя начато в 1988 
г., средний темп нагнетания составил  
90 т/сут. Создание первичной тепловой 
оторочки продолжалось с 1988 г. до мая  
1990 г. В период нагнетания пара средний 
дебит нефти скважины составил в 1988 г.  
3,2 т/сут, в 1989 г. – 1,9 т/сут при обводнен-
ности 40–80%. В мае 1990 г. осуществлен 
переход на нагнетание воздуха с теплоно-

сителем. По данным станции контроля за 
температурой установлено, что темпера-
тура на забое скв. 593 в период нагнета-
ния пара составляла около 200°С. После 
проведения цикла нагнетания воздуха на 
забое зафиксирована температура около 
280°С, что свидетельствует о наличии в 
призабойной зоне окислительных реакций. 
Анализы газов горения показали низкотем-
пературный характер окислительных реак-
ций в пласте. Содержание углекислого газа 
не превышало 8–10%, содержание кисло-
рода – до 10%. Отмечены прорывы воздуха 
к забоям добывающих скважин. За период 
проведения предварительных испытаний 
происходило постепенное падение добы-
чи и средних дебитов скважин с 3 т/сут в  
1988 г. до 1,1 т/сут в 1991 г.

Скважины опытного участка пласта Г 
эксплуатируются с 1983 г. Участок нахо-
дится на средней стадии разработки. В 
течение периода 1983–1987 гг. (в связи с 
нехваткой мощностей по выработке тепло-
носителя) в скв. 605 и 618 осуществлялось 
нагнетание теплоносителя циклично с не-
нагретой водой. За анализируемый период 
испытания комбинированной технологии  
(1988–1991 гг.) добыча нефти упала с  
21,5 тыс. т в 1988 г. до 5,5 тыс. т в 1990 г., 
дебиты скважин снизились с 6,8 до 1,9 т/
сут при росте обводненности с 67,5 до 82%. 
Переход на нагнетание водовоздушной 
смеси не привел к существенному росту 
добычи нефти. В добывающих скважинах 
отмечены прорывы газов с содержанием 
кислорода до 10% и низким содержани-
ем углекислого газа (до 6–10%). В период 
нагнетания водовоздушной смеси водовоз-
душное отношение составило 0,0135 м³/м³.

При переходе от нагнетания пара к 
нагнетанию воздуха на этапе охлаждения 
нагнетательных скважин происходит силь-
ное пескопроявление, что приводит к ча-
стым ремонтам скважин по промывке пес-
чаных пробок.

Предварительные испытания техноло-
гического процесса «Комбинированное (те-
плоносителем и окислителем) воздействие 
на пласт» в конкретных геолого-физических 
условиях не подтвердили его предполагае-
мый эффект. Технология не была рекомен-
дована к внедрению. В случае проведения 
испытаний технологии комбинированного 
воздействия на других месторождениях от-
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расли необходимо учитывать неэффектив-
ность её применения в условиях сильной 
расчлененности и значительной неодно-
родности пластов по проницаемости, что 
является причиной быстрых прорывов кон-
денсата к забоям добывающих скважин и 
предпосылкой к прорывам воздуха по про-
мытым пропласткам.

Технология ПТОС
Сущность ПТОС заключается в следу-

ющем: пар, имеющий температуру насы-
щения и влажность около 70% (зависит, 
главным образом, от глубины пласта), по-
ступает в течение 10– 60 сут в пласт. Затем 
закачка прекращается, скважина в течение 
некоторого периода «пропитки» простаива-
ет для перераспределения флюидов в при-
забойной зоне и снижения температуры до 
уровня приемлемого для работы глубинно-
го насоса, после чего скважина переводит-
ся в режим добычи.

На м. Каражанбас ПТОС проводили на 
скважинах промысла ПТЕ, по стягиваю-
щим скважинам паронагнетательных рядов 
с целью форсирования отборов из этих 
скважин для выравнивания линии нагнета-
ния вдоль паронагнетатсльного ряда. Для 
проведения ПТОС на стягивающих скважи-
нах использовался стационарный, подве-
денный к этим скважинам паропровод. По 
скважинам же добывающих рядов исполь-
зовали мобильный паропровод, который 
подключали к ближайшему действующему 
паропроводу.

В зависимости от геолого-промысловых 
характеристик скважин объемы закачки 
теплоносителя изменялись от 500–700 до 
1500 т и более со следующими параметра-
ми: сухость – 0,2–0,3, температура – 200–
230°С на устье скважины.

К настоящему времени на место-
рождении проведено более 30 скважи-
но-обработок. Анализ промыслового 
материала показал высокую технологиче-
скую эффективность ПТОС. Период эф-
фективной работы скважин составил от  
60–70 до 150–200 сут, а дополнительная 
добыча в некоторых скважинах достигала 
2 тыс. т.

Испытание технологии парогазотепло-
вой обработки скважин (далее – ПГТОС) 
было проведено на ряде скважин как про-

мысла ВВГ, так и промысла ПТВ. Закачка 
парогаза проводилась с использованием 
установок УМПГ-10/16 «Дракон». Как пока-
зали испытания, проведенные ПГТОС, по-
ложительных результатов пока не дали, т.е. 
при существующей технике и применяемом 
оборудовании данная технология неприем-
лема, экономически и технологически неэ-
ффективна. Надежность и работоспособ-
ность установки УМПГ-10/16 «Дракон» для 
условий м. Каражанбас низкие.

Выводы
На основе исторического анализа про-

веденных на месторождении Каражанбас 
паротепловых воздействий можно сделать 
следующие выводы:

1. Изучение тепловых свойств про-
дуктивных отложений Каражанбасского 
месторождения проводилось в основном 
на слабосцементированных и рыхлых по-
родах методом регулярного режима перво-
го ряда.

2. В начальный период закачка те-
плоносителя привела к резкому увели-
чению дебита жидкости, обводненность 
продукции начала расти. Отборы нефти 
изменились незначительно. Реакция сква-
жин проявилась спустя 4 мес после нача-
ла воздействия. Дебиты скважин по нефти 
существенно возросли при одновременном 
росте дебитов жидкости.

3. Особенностями процесса ПТВ 
для залежей месторождения Каражан-
бас являются быстрый прорыв конден-
сата пара в добывающие скважины при 
высокой плотности сетки (1 га/скв.) сква-
жин и высоком темпе роста обводненно-
сти продукции добывающих скважин. За  
8–10 мес непрерывной закачки теплоноси-
теля обводненность реагирующих скважин 
возросла до 60% и более при начальном 
значении 1,0–3,5%.

На м. Каражанбас проводилась и тех-
нология двухэтапного формирования те-
пловой оторочки. Данная технология также 
влияет на пластовое давление довольно 
медленно: по данным отчетов, давление 
стабилизировалось через 1 год. после за-
качки при паронефтяном факторе 1,1–1,2 
т/т. 

Испытание технологии начато в октя-
бре 1987 г. на блоке 12п закачкой раствора 
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АНАЛИЗ ПАРОТЕПЛОВОГО ВОЗДЕЙСТВИЯ  
НА МЕСТОРОЖДЕНИИ КАРАЖАНБАС

полимера марки РДА–10–20 с массовым 
содержанием в пресной воде 0,2%. Про-
ектный суммарный объем нагнетания для 
скважин горизонта Г был достигнут в кон-
це мая 1988 г., после чего была создана 
буферная зона нагнетанием в течение 10 
сут ненагретой воды. Всего было закачано 
6200 м³ не нагретой воды. Промысловые 
анализы показали высокую результатив-
ность данной технологии.

Из-за высокого пескопроявления техно-

логия комбинированного воздействия была 
рекомендована как малоэффективная.

Представлены краткая геологическая 
характеристика месторождения, физи-
ко-химические свойства флюида, анализ 
работы скважин на естественном режиме. 
Дан анализ применяемых и испытываемых 
технологий внутрипластового горения и па-
ротеплового воздействия с различными их 
модификациями.
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ҚАРАЖАНБАС КЕН-ОРНЫНДАҒЫ БУ-ЖЫЛУ  
ӘДІСІНІҢ ӘСЕРІН ТАЛДАУ

А. Қожаш

Бұл мақалада Бозашы түбегінде (Батыс Қазақстан) орналасқан Қаражан-
бас кен-орнындағы юра-бор өнімді қабаты геологиялық құрылымының негізгі 
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А. Кожаш

ерекшеліктері мен өткен ғасырдың 80-жылдарынан бастап кен-орнында қол-
данылып келетін қабаттардың мұнай бергіштігін арттыруға арналған тер-
микалық әдістер мен олардың модификацияларының тиімділігі сипатталған. 
Жылу жолақтары әдісімен қабатқа бу-термикалық әсерді қолдану бірқатар 
ұңғымаларда жылытылмаған суды айдауға, буды басқа ұңғымаларға айдау 
арқылы бу-термикалық әсермен қабаттың көп бөлігін қамтуымен қатар, суық 
суды айдау кезінде жылу жолақтарының қозғалысын күшейтуге мүмкіндік бе-
реді. Нәтижесінде, жылу жолақтары әдісін қолданып, буды айдау жылдамдығын 
арттырған жағдайда, бу-мұнай факторының мәні, буды үздіксіз баяу айдағанға 
қарағанда бірнеше есе азайтуына әсер етуі мүмкін. 

Бу-термикалық әсерді қолдану мұнайдың бастапқы баланстық қорларының 
мұнай бергіштігін 35-45 %-ға арттыруға мүмкіндік береді. Жаңа жабдықтар мен 
технологияларды тестілеу және енгізу, сондай-ақ тұтқырлығы жоғары мұнай-
ды игерудің әлемдік тәжірибесін зерделеу қазіргі уақытта Қаражанбас кен ор-
нын игеру бағытында өзекті тақырып болып табылады.

Түйін-сөздер: ұңғыма, мұнай өндіру, тұтқырлығы жоғары 
мұнай, термикалық әдістер, қабат-іші жану, бу-термикалық өңдеу, термо-

гравитациялық дренаждау, мұнай өсімділігі

ANALYSIS OF THE STEAM-THERMAL TREATMENT AT THE 
KARAZHANBAS FIELD

А. Kozhash

The article describes the main features of the geological structure of the Jurassic-
Cretaceous productive strata of the Karazhanbas field, located on the Buzachi 
Peninsula (Western Kazakhstan), and the effectiveness of thermal methods and their 
modifications to enhance oil recovery, which have been used in the field since the 80s of 
the last century. The use of thermal steam stimulation in the form of thermal slugs allows 
not only to cover most of the formation with thermal steam stimulation by switching to 
unheated water injection in a number of wells and transferring steam injection to other 
wells, but also to intensify the movement of the thermal slug in the formation during the 
cold water injection process. As a result, the steam-oil ratio when using thermal rims and 
increasing the steam injection rate can be several times less than with continuous slow 
steam injection. The use of thermal steam treatment allows increasing oil recovery by 
35–45% of the initial balance oil reserves. Testing and implementation of new equipment 
and technology, as well as the study of world experience in the development of high-
viscosity oil are currently relevant for the development of the Karazhanbas field.

Key words: well, oil production, high-viscosity oil, thermal methods, in-situ combustion, 
thermal steam treatment, thermogravitational drainage, oil increment
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ОЦЕНКА ЭФФЕКТИВНОСТИ ПАРОЦИКЛИЧЕСКОЙ ОБРАБОТКИ СКВАЖИН С ВЫСОКОВЯЗКОЙ НЕФТЬЮ  
НА ПРИМЕРЕ ГИДРОДИНАМИЧЕСКОЙ МОДЕЛИ УЧАСТКА МОЛДАБЕК ВОСТОЧНЫЙ МЕСТОРОЖДЕНИЯ КЕНБАЙ 

УДК 622.276

ОЦЕНКА ЭФФЕКТИВНОСТИ ПАРОЦИКЛИЧЕСКОЙ ОБРАБОТКИ 
СКВАЖИН С ВЫСОКОВЯЗКОЙ НЕФТЬЮ НА ПРИМЕРЕ 
ГИДРОДИНАМИЧЕСКОЙ МОДЕЛИ УЧАСТКА МОЛДАБЕК 
ВОСТОЧНЫЙ МЕСТОРОЖДЕНИЯ КЕНБАЙ 
А.Т. Жолдыбаева, В.В. Шишкин, В.З. Хажитов, А.Б. Ниязбаева,  
Д.А. Сидоров, А.Т. Курманкулов

Высоковязкие нефти относятся к трудноизвлекаемым запасам углево-
дородов, которые отличаются от традиционных повышенной вязкостью в 
естественных условиях. Разработка месторождений с высоковязкой нефтью 
является актуальной задачей инженеров нефтегазовой отрасли не только в 
Казахстане, но и во всем мире. Настоящая статья посвящена оценке эффек-
тивности известных в нефтегазовой отрасли технологий, направленных 
на интенсификацию добычи и увеличение нефтеотдачи на месторождениях 
с трудноизвлекаемыми запасами. Один из видов подобных технологий – это 
термическое воздействие на залежи. В данной работе рассматривается 
возможность применения технологии пароциклической обработки скважин. 
Оценка пароциклической обработки скважин проведена с помощью 3D геоло-
го-гидродинамической модели на примере участка Молдабек Восточный ме-
сторождения Кенбай. В результате моделирования проведен анализ текуще-
го состояния разработки, выполнена адаптация гидродинамической модели 
на историю добычи и произведен расчет прогнозных показателей разработки 
для различных вариантов.

Ключевые слова: высоковязкие нефти, тепловые методы разработки, за-
качка пара, пароциклическая обработка скважин. 

Анализ текущего состояния 
разработки уч. Молдабек Восточный 
месторождения Кенбай
Около половины всех работающих 

скважин уч. Молдабек Восточный прихо-
дится на объекты М-I и М-II. В настоящее 
время уровни добычи нефти и жидко-
сти значительно отстают от проектных.  
В 2019 г. фактические уровни добычи неф-
ти по І объекту (горизонт М-I) составили 
16,6 тыс. т, по ІІ объекту (горизонт М-II) – 
29,7 тыс. т, что ниже проектных на 38 и 18% 
соответственно. Неподтверждение продук-
тивности добывающих скважин и дебитов 
нефти, которые значительно ниже проект-
ных, обусловлено более сложными гор-
но-геологическими условиями залегания и 
высокой вязкостью нефти, содержащейся 
в меловых горизонтах. 

В табл. 1 приведены исходные геоло-
го-физические характеристики меловых 
объектов уч. Молдабек Восточный.

Результаты эксплуатации скважин ука-
зывают на слабую эффективность тради-
ционных способов воздействия на объ-
екты М-I и М-II, в которых сосредоточено 
наибольшее количество геологических 
запасов нефти всего месторождения, со-
ставляющее порядка 63%. В 2019 г. сум-
марно из объектов М-I и М-II было добыто  
46,3 тыс. т нефти, что составляет 15% от 
всей добытой нефти. За весь период раз-
работки удельный отбор нефти на сква-
жину для объекта М-I является самым 
минимальным и составляет 1,8 тыс. т; для 
объекта М-II аналогичный показатель оце-
нивается в 3,4 тыс. т. Наблюдается высо-
кий уровень обводнения действующего 
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Таблица 1. Исходные геолого-физические характеристики меловых объектов  
уч. Молдабек Восточный

Объекты М-І М-ІІ

Средняя глубина залегания, м 277 285

Тип залежи пластовые, тектонически экранированные

Тип коллектора терригенный

Режим разработки площадное заводнение

Система размещения скважин девятиточечная на основе квадратной сетки

Коэффициент охвата процессом вытеснения, 
д. ед. 0,799 0,799

Соотношение скважин в элементе, доб/нагн. 3/1 3/1

Площадь нефтегазоносности, тыс. м² 16219 5094

Средняя нефтенасыщенная толщина, м 9,8 10,2

Пористость по керну, д. ед. 0,34 0,35

Пористость по ГИС, д. ед. 0,34 0,35

Средняя нефтенасыщенность, д. ед. 0,7 0,75

Проницаемость, мкм² (по ГДИС) 0,751 0,799

Коэффициент песчанистости, д. ед. 0,235 0,65

Коэффициент расчлененности, д. ед. 2,38 2,3

Начальная пластовая температура, °С 23,9 25

Начальное пластовое давление, МПа 2,56 2,6

Текущее пластовое давление, МПа 1,8 2,4

Средняя продуктивность, м³/сут*МПа 4,84 16,9 

Средняя приемистость, м³/сут 24,3 31,8

Вязкость нефти в пластовых усл., мПа*с 377,6 246,6

Плотность нефти в пластовых услов., кг/м³ 889 889

Плотность нефти в поверхност. услов., кг/м³ 918,2 908,3

Объемный коэффициент нефти, д. ед. 1,035 1,023

Содержание в нефти серы, % 0,4 0,3

Содержание в нефти парафина, % 0,8 0,5

Давление насыщения нефти газом, МПа 1,29 1,6

Вязкость воды, мПа*с 1,01

фонда скважин: к концу 2019 г. обводнен-
ность по скважинам объекта М-I и М-II уве-
личилась до 85,7 и 85,8% соответственно. 
Таким образом, специалисты нефтегазо-
вого сектора, занимающиеся разработкой 
данного месторождения, столкнулись со 
сложностью добычи высоковязких нефтей 
(далее – ВВН) и недостижением КИН при 
разработке традиционными методами. В 

связи с этим встает задача поиска опти-
мальной технологии, применимой в усло-
виях м. Кенбай 

Оценка термических воздействий 
на залежи высоковязкой нефти 
посредством секторной 3D 
гидродинамической модели 
уч. Молдабек Восточный 
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месторождения Кенбай
В рамках оценки эффективности одной 

из технологий термического воздействия 
на залежи ВВН построена термическая 
секторная 3D геолого-гидродинамическая 
модель западной части объекта М-I уч. 
Молдабек Восточный м. Кенбай (рис. 1).

Секторная 3D гидродинамическая мо-
дель уч. Молдабек Восточный м. Кенбай 

Рисунок 1. 3D куб пористости секторной модели месторождения Кенбай

(далее – ГДМ) построена в ПО Petrel ком-
пании Schlumberger. Описание секторной 
ГДМ представлено в табл. 2.

На основе адаптированной ГДМ (рис. 
2) рассчитаны технологические показатели 
разработки месторождения с применением 
технологии пароциклической обработки 
скважин (далее – ПЦОС) с температурой 
250°С, сухостью пара 0,5.

Таблица 2. Описание секторной 3D гидродинамической модели

Наименование Параметры ГДМ

Размер 143 х 127 х 201

ИТОГО ячеек 3650361

Активных ячеек 2476283

Размер ячеек, м 30 х 30 х 0.5

Тип модели Композиционная

Посредством симулятора Eclipse 300 и 
ПО Intersect был произведен расчет про-
гнозных вариантов на построенной модели 
с применением технологии ПЦОС на участ-
ке с 8 скв. (№1134, 2536, 2537, 2542, 2544, 
2545, 2546, 2631).

Схема расположения скважин пред-

ставлена на рис. 3.
Оценка технологии ПЦОС была произ-

ведена в 2 этапа. На первом этапе было 
рассчитано 8 прогнозных вариантов по-
средством симулятора Eclipse 300 без уче-
та эффекта набухания глин (табл. 3).

Прогнозные кейсы сформированы та-
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Рисунок 2. Качество адаптации на историю добычи

ким образом, чтобы провести анализ чув-
ствительности модели к следующим пара-
метрам технологии ПЦОС: сухость пара, 
период закачки, период добычи. За базо-
вый вариант принят вариант 1 с последова-
тельным переводом добывающих скважин 
под закачку пара в течение 14 дней, далее 

3 дня пропитки, после чего обратный пере-
вод в добычу. Период добычи определён 
таким образом, чтобы 1 скв. вновь была 
переведена под закачку пара, когда все 8 
отработают и закончится первый цикл. Так-
же определен период добычи в 123 дня. 
Температура закачки пара во всех вариан-

Рисунок 3. Схема расположения скважин
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Таблица 3. Описание прогнозных вариантов без учета набухания глин

Вариант Включение скважин Период 
закачки

Период 
пропитки

Период 
добычи

Сухость 
пара

Температура 
пара, °С

1 последовательное 14 3 123 0,9 300

2 последовательное 7 3 123 0,9 300

3 последовательное 28 3 123 0,9 300

4 последовательное 14 3 25 0,9 300

5 параллельное 14 3 25 0,9 300

6 параллельное 14 3 39 0,9 300

7 последовательное 14 3 123 0,5 300

8 параллельное 25 3 28 0,9 300

тах составляет 300°С, сухость пара состав-
ляет 0,9.

Анализ чувствительности к сухости 
пара
Для проведения анализа чувствитель-

ности к сухости пара были рассчитаны 2 
прогнозных варианта. В базовом варианте 
сухость пара составляет 0,9, что описывает 
идеальное качество пара. В 7 варианте су-
хость пара составляет 0,5. В двух послед-
них вариантах параметры по периодам 
закачки, пропитки и добычи одинаковые. 
Результаты моделирования по группе сква-
жин представлены на рис. 4.

Как видно из рис. 4, при уменьшении 
сухости пара с 0,9 на 0,5 уменьшение на-
копленной добычи нефти составляет около 
10% за 5 лет, что доказывает незначитель-
ное влияние сухости пара на результаты 
прогноза. 

Анализ чувствительности к периоду 
закачки 
Для проведения анализа чувствитель-

ности к периоду закачки было рассчитано 
3 прогнозных варианта: базовый вариант, 
вариант 2 и вариант 3. В трех вариантах 
температура пара, сухость пара, период 
пропитки, период добычи одинаковые. Пе-

Рисунок 4. Результаты анализа чувствительности к сухости пара
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риод закачки варьирует от 7 до 28 дней. 
Результаты моделирования по группе сква-
жин представлены на рис. 5.

Как видно из рисунка, наибольшая на-
копленная добыча приходится на вариант 
3, где период закачки равняется 28 дням.

Анализ чувствительности к периоду 
добычи 
Для проведения анализа чувствитель-

ности к периоду добычи было рассчитано 4 
прогнозных варианта: базовый вариант, ва-
риант 4, вариант 5 и вариант 6. В четырех 
вариантах температура пара, сухость пара, 
период пропитки, период закачки приняты 
одинаковыми. Период добычи варьирует 
от 25 до 123 дней. При этом в вариантах 1 
и 4 предусматривается последовательное 
включение скважин под закачку, в вариан-
тах 5 и 6 – параллельное включение. При 
параллельном включении парный поря-

Рисунок 5. Результаты анализа чувствительности к периоду закачки пара

док запуска скважин происходит согласно  
рис. 6.

Результаты моделирования по группе 
скважин представлены на рис. 7.

Как видно из рис. 7, наибольшая на-
копленная добыча нефти приходится на 
вариант 5, где скважины переводятся под 
закачку параллельно, при этом период до-

Рисунок 6. Параллельное включение скважин

бычи составляет 25 дней.
По результатам моделирования этапа 1 

и проведенного анализа чувствительности 
рекомендуется парное включение скважин 
под закачку пара с периодом закачки и 
добычи около 1 мес и периодом пропитки  
3 дня. В этой связи был проведен расчет 
8 варианта применения технологии ПЦОС, 
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Рисунок 7. Результаты анализа чувствительности к периоду добычи

параметры которого в ходе анализа были 
определены наилучшими для технологии 
ПЦОС на первом этапе моделирования. 
Сравнительный анализ по всем вариантам 
представлен в виде графика зависимости 
накопленной добычи нефти от времени на 
рис. 8.

Исходя из анализа чувствительности, 
на втором этапе, посредством ПО Intersect 
было рассчитано 5 прогнозных вариантов 
технологии ПЦОС на обновленной модели 
с учетом эффекта набухания глин. Резуль-
таты лабораторных исследований керна 
на предмет набухания пластовых глин при 

Рисунок 8. Сравнительный анализ накопленной добычи нефти по вариантам 
этапа 1

м
3
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различной минерализации представлены в 
табл. 4.

По данным исследований была выведе-
на зависимость изменения проницаемости 
от минерализации закачиваемого агента 
(рис. 9).

Отслеживание концентрации пресной 
воды в обновленной ГДМ реализовано 

посредством моделирования трассера. 
Алгоритм изменения проницаемости от 
минерализации закачиваемого агента ре-
ализован в скрипте посредством влияния 
трассера на проницаемость. Результаты 
моделирования относительного изменения 
проницаемости от концентрации трассера 
представлены на рис. 10.

Наименование Значение

Данные по керну (модель образца)

№ модели образцов 4№3 1№7 1№4 5№5 5№2 5№6 6№1 5№8

№ скв. 2657 2657 2657 2657 2657 2657 2657 2657

Интервал, м 224,45 
(M-I)

197,8 
(M-I)

197,2 
(M-I)

237,7 
(M-II)

236,95 
(M-II)

237,95 
(M-II)

240,1 
(M-II)

238,4 
(M-II)

Длина, см 5,20 4,99 4,86 5,21 5,30 5,16 5,44 5,24

Диаметр, см 3,82 3,82 3,82 3,82 3,82 3,82 3,82 3,82

S поперечного сечения, 
см² 11,46 11,46 11,46 11,46 11,46 11,46 11,46 11,46

Поровый объем, см³ 21,45 19,73 18,22 22,38 20,41 21,88 24,30 20,35

Пористость, % 36,00 34,50 32,70 37,50 33,70 36,90 39,10 39,10

Проницаемость по газу, 
мД 518,00 572,00 232,00 2060,00 1350,00 1580,00 3630,00 5050,00

Общая минер. пластовой 
воды, мг/л 115702 115702 115702 115702 115702 115702 115702 115702

Общая минер. дистил. 
воды, мг/л 0,00 0,00 0,00 0,00 - - - -

Общая минер. воды 
водоз. скв. 8П, мг/л - - - - 4920,00 4920,00 4920,00 4920,00

Соотношение вод, % Проницаемость по воде

100% пластовая вода 323,2 112,5 49,8 407,1 332,5 396,1 643,7 712,9

75–25% 277,1 109,3 44,0 443,2 190,7 288,1 573,9 719,1

50–50% 228,3 105,2 36,4 396,3 242,3 247,2 581,7 620,7

25–75% 197,0 96,0 27,1 285,4 214,0 207,0 470,4 579,5

100% дистил.(водозабор-
ной скв.) вода 11,2 10,2 2,2 8,2 184,9 61,7 485,6 256,7

% снижение проницаемо-
сти при 100% дистил. или 
водоз. воды

97% 91% 96% 98% 44% 84% 25% 64%

Таблица 4. Лабораторные исследования влияния минерализации  
на проницаемость

Причинами миграции E300 в Intersect 
послужили два основных фактора:

1. отсутствие возможности реализа-
ции влияния минерализации закачиваемо-

го агента на проницаемость коллектора в 
Е300;

2. скорость расчётов.
Таким образом, моделирование глин 
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Рисунок 9. Результаты лабораторных исследований на предмет изменения 
проницаемости от минерализации

было реализовано в ПО Intersect посред-
ством языка программирования Python. 
Для реализации данного проекта модель 
E300 сконвертирована в Intersect с помо-
щью ПО Migrator компании Schlumberger. В 
ПО Intersect была проведена дополнитель-

ная настройка концевых точек. После чего 
рассчитан и проанализирован базовый 
кейс обновленной модели для контроля ка-
чества миграции. По результатам проверки 
миграция прошла успешно и результаты 
моделирования представлены на рис. 11.

Рисунок 10. Результаты моделирования относительного изменения 
проницаемости от концентрации трассера

При этом время симуляции в ПО 
Intersect было сокращено почти в 19 раз.

Необходимо отметить, что на этапе 1 
сухость пара и температура заданы как 
идеальные условия технологии, на этапе 
2 данные параметры уточнены по опыту 

применения технологии на аналогичном 
месторождении и представлены в табл. 5.

Результаты моделирования этапа 2 по 
группе скважин, где применяется ПЦОС, 
представлены на рис. 12.

Как видно из рис. 12, наибольшая на-



74 Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 4 (9) 2021

А.Т. Жолдыбаева, В.В. Шишкин, В.З. Хажитов, А.Б. Ниязбаева, Д.А. Сидоров, А.Т. Курманкулов

копленная добыча нефти приходится на 
вариант 2, где скважины переводятся под 
закачку параллельно, при этом период до-

бычи составляет 39 дней, период закачки 
– 14 дней, сухость пара – 0,5, температура 
пара – 250˚С.

Рисунок 11. Сравнение результатов моделирования в Е300 и Intersect

Для оценки влияния эффекта набуха-
ния глин произведен пересчёт наилучших 
вариантов двух этапов на аналогичные 
условия. Таким образом, наилучшие ва-
рианты этапов 2 и 3 рассчитаны без учета 

набухания глин с сухостью пара 0,5 и тем-
пературой 250˚С.

По результатам сравнительного анали-
за имеется значительное уменьшение объ-
емов добычи при моделировании эффекта 

Вариант Включение скважин Период 
закачки

Период 
пропитки

Период 
добычи

Сухость 
пара

Температура 
пара

Вариант 1 последовательное 14 3 123 0,5 250

Вариант 2 параллельное 14 3 39 0,5 250

Вариант 3 параллельное 25 3 28 0,5 250

Вариант 4 параллельное 3 3 39 0,5 250

Вариант 5 параллельное 14 3 78 0,5 250

Таблица 5. Параметры ПЦОС этапа 2 по вариантам

набухания глин (рис. 13).
Согласно полученным результатам 

сравнительного анализа двух наилучших 

вариантов с применением эффекта набу-
хания глин и без вытекает, что чем больше 
период закачки пара, тем меньший объем 
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Рисунок 12. Накопленная добыча нефти по вариантам по группе скважин ПЦОС

добычи получаем. В варианте 2 период за-
качки пара составляет 14 дней, в варианте 
3 период закачки составляет 25 дней.

Так как по данным лабораторных ис-
следований на уч. Молдабек Восточный м. 
Кенбай выявлено влияние минерализации 
закачиваемого агента на проницаемость, 
то для экономической оценки технологии 
ПЦОС будет применяться обновленная мо-

дель с учетом эффекта набухания глин.
Для оценки технико-экономических по-

казателей применения технологии ПЦОС 
произведен расчет дополнительной добы-
чи нефти (табл. 6) для наилучшего вариан-
та применения термического воздействия 
на рассматриваемом участке с учетом эф-
фекта набухания глин и передан экономи-
стам.
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Рисунок 13. Сравнение показателей накопленной добычи с применением эффекта 
набухания глин и без

Таблица 6. Дополнительная добыча нефти по варианту 2

При принятых прогнозных технологиче-
ских и макроэкономических параметрах, а 
также при текущих экономических услови-
ях результаты экономической оценки пока-
зали нерентабельность технологии. 

Выводы
Для разработки месторождения с при-

менением технологии ПЦОС необходимо 
провести детальный геолого-промысло-
вый анализ динамики основных показате-
лей эксплуатации, провести необходимые 

лабораторные исследования, в частности 
исследования на предмет набухания глин в 
зависимости от закачиваемого агента. Со-
гласно результатам моделирования, объем 
накопленной добычи меньше на 35–60% 
при учете эффекта набухания глин в зави-
симости от параметров ПЦОС.

Также важно провести анализ чувстви-
тельности на такие параметры как:

- период закачки;
- период добычи;
- сухость пара.

Год Дополнительная добыча нефти, т.

2020 1 920

2021 3 803

2022 2 499

2023 2 049

2024 1 638

2025 1 428

2026 1 337

2027 1 360

2028 1 342

2029 1 360

2030 1 296
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По результатам моделирования вари-
анта 2 второго этапа, в котором реализован 
эффект набухания глин, период добычи со-
ставляет 39 дней, период закачки пара – 14 
дней, сухость пара – 0,5, температура пара 
– 250°С является наиболее эффектив-
ным по показателям накопленной добычи 
нефти в период с 2020 по 2030 гг. Но со-
гласно экономической оценке технология 
не окупается и является нерентабельной. 
Одна из причин нерентабельности техно-
логии – это эффект набухания глин на уч. 
Молдабек Восточный м. Кенбай. Влияние 
данного эффекта приводит к уменьшению 
проницаемости, что в свою очередь ведет к 

снижению коэффициента продуктивности, 
а значит и к полученным объемам допол-
нительной добычи нефти. Таким образом, 
важно отметить, что полученные результа-
ты применимы для рассмотренного место-
рождения. При обосновании на подобные 
месторождения необходимо учитывать ин-
дивидуальные геологические особенности 
данного месторождения.

Как видно из полученных результатов 
не всегда традиционные методы и подходы 
к разработке того или иного месторождения 
будут эффективны. Это еще раз доказыва-
ет, что каждое месторождение уникально.
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ШЫҒЫС КЕНБАЙ КЕН-ОРНЫНЫҢ МОЛДАБЕК ҮЛЕСКІСІНІҢ 
ГИДРОДИНАМИКАЛЫҚ МОДЕЛІН МЫСАЛ РЕТІНДЕ ҚАРАСТЫРА 

ОТЫРЫП ТҰТҚЫРЛЫҒЫ ЖОҒАРЫ МҰНАЙЛЫ ҚАБАТҚА 
ТЕРМИКАЛЫҚ ӘСЕРДІҢ ТИІМДІЛІГІН БАҒАЛАУ

А.Т. Жолдыбаева, В.В. Шишкин, В.З. Хажитов, А.Б. Ниязбаева,  
Д.А. Сидоров, А.Т. Курманкулов

Тұтқырлығы жоғары мұнай (бұдан әрі-ТЖМ) табиғи жағдайда дәстүрлі мұнай 
кен-орындарынан ерекшеленеді және көмірсутектердің қиын алынатын қорла-
рына жатады. Қазақстанда 0,7 млрд та ТЖМ мұнайы бар кен-орындардан келеді. 
Тұтқырлығы жоғары мұнай кен-орындарын игеру тек Қазақстанда ғана емес, 
Бүкіл Әлем мұнай-газ саласы инженерлерінің өзекті мәселесі болып табылады. 
Осы әлемдік мәселені шешу мақсатымен бұл мақала – қиын өндірілетін қорла-
ры бар кен-орындарында мұнай өндіруді қарқындатуға және мұнай алуды ұлғай-
туға бағытталған мұнай-газ саласында белгілі технологиялардың тиімділігін 
бағалауға арналған. Осындай технологиялардың кейбір түрлері болып, қойна-
уқаттарға термикалық әсер ету әдісі қарастырылған (ыстық суды айдау, буды 
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айдау), сондай-ақ ұңғымаларды пароциклді өңдеу жоғарыда көрсетілген техно-
логияларды бағалау барысында Кенбай кен-орнының Шығыс Молдабек үлескісін 
мысалға ала отырып, 3D геологиялық-гидродинамикалық модельдің көмегімен 
жүргізілді. Модельдеу нәтижесінде игерудің ағымдағы жағдайына талдау жасап,  
гидродинамикалық модельдеуді мұнай-өндірудің тарихи деректеріне ескере 
отырып, игерудің болжамды көрсеткіштері түрлі нұсқаларға сәйкес есептеу-
лер жүргізілді.

Түйін-сөздер: тұтқырлығы жоғары мұнай, игерудің жылу әдістері, буды ай-
дау, ұңғымаларды бумен циклді түрде өңдеу.

ESTIMATION OF THE EFFICIENCY OF THE CYCLIC STEAM 
SIMULATION WITH HIGH VISCOSITY OIL WELLS BASED ON THE 
HYDRODYNAMIC MODEL OF THE EAST MOLDABEK DEPOSIT, 

KENBAI FIELD
A.T. Zholdybayeva, V.V. Shishkin, V.Z. Khazhitov, A.B. Niyazbayeva,  

D.A. Sidorov, A.T. Kurmankulov

High-viscosity oils classified as hard-to-recover oil reserves, where they differ from 
traditional oils with increased viscosity in reservoir conditions. There is about 0.7 billion 
tons of high-viscosity oils in Kazakhstan. Development of fields with high-viscosity oils 
is an urgent task for oil and gas engineers not only in Kazakhstan but also all over the 
world. This article is concerned with estimation of the efficiency of known in the oil and 
gas industry technologies aimed at intensifying production and increasing oil recovery 
in fields with hard-to-recover reserves. One of the types of such technologies is thermal 
recovery. This paper presents cyclic steam simulation. Estimation of the efficiency of the 
cyclic steam simulation based on the hydrodynamic model of the East Moldabek deposit 
of Kenbai filed.

As a result of modeling, the current state of field development has been analyzed, 
reservoir simulation model has been history matched and different production forecast 
estimations have been made.

Key words: high-viscosity oil, thermal methods, steam injection, cyclic steam 
treatment.
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УДК 622.276.7.1

МЕТОДЫ ПРИМЕНЕНИЯ БАКТЕРИЦИДОВ ДЛЯ БОРЬБЫ С 
БИОГЕННЫМ СЕРОВОДОРОДОМ НА МЕСТОРОЖДЕНИИ 
УЗЕНЬ И КАРАМАНДЫБАС
Б.А. Иманбаев, Н.С. Жапаров, Д.М. Максут, М.С. Утепов

На месторождении Узень с целью изучения и контроля микробиологической 
зараженности сульфатвосстанавливающими бактериями промысловых сред 
проводится мониторинг эффективности применения реагентов-бактерици-
дов. На оборудованных точках контроля производится отбор проб воды на 
содержание клеток сульфатвосстанавливающих бактерий до и после закачки 
бактерицида.

В связи с увеличением содержания сероводорода в ноябре – декабре 2020 г. 
на месторождениях АО «Озенмунайгаз» была выполнена техническая инспек-
ция объекта НСМ-4 и узла закачки реагента силами «КазНИПИмунайгаз» со-
вместно со специалистами структурных подразделений АО «Озенмунайгаз». 
Также были проведены лабораторные работы по определению смешиваемо-
сти бактерицида с морской водой при разных температурах.

По результатам выполненных исследований были определены необходи-
мость бактерицидной обработки резервуаров морской воды НСМ-4, усовер-
шенствование точки ввода реагента для эффективного смешивания бак-
терицида с морской водой, необходимость чередования бактерицидов во 
избежание рисков «привыкания» и проведение опытно-промышленных испы-
таний новых эффективных реагентов.

Ключевые слова: бактерицид, биогенный сероводород, сульфатвосстанав-
ливающие бактерии, сульфатредукция, бактерицидная обработка.

Введение
Разработка м. Узень и Карамандыбас 

производится с поддержанием пластово-
го давления (далее – ППД) путем закачки 
морской и сточной воды высокого давле-
ния. Длительное время морская и сточная 
вода, применяемые в системе ППД, не 
проходили бактерицидную обработку, поэ-
тому содержат в своем составе различные 
микроорганизмы и бактерии. Из многочис-
ленных бактерий, способных инициировать 
процесс коррозии металлов, наиболее ак-
тивную роль играют сульфатвосстанавли-
вающие бактерии (далее – СВБ), которые 
представляют собой подвижные, не обра-
зующие спор, микроорганизмы, анаэроб-
ные по своей природе. СВБ поглощают 
водород и восстанавливают сульфаты, 
сульфиты, тиосульфаты и другие соедине-
ния серы в сульфиды, при этом выделяют 

в окружающую среду сероводород, являю-
щийся продуктом их метаболизма [1]. 

Под действием СВБ в благоприятной 
обстановке в пласте активно протекает 
процесс сульфатредукции – восстановле-
ние содержащихся в воде сульфат-ионов 
до сероводорода и протекающий по урав-
нению [2]:

4Н2+SO4
-2→H2S↑+2H2O+2OH-           (1)

Конечным результатом реакции суль-
фатредукции является сероводород, вызы-
вающий активные коррозионные процессы 
в промысловых трубопроводах и техноло-
гическом оборудовании. Кроме того, серо-
водород при взаимодействии с окислами 
железа, находящимися в окружающей сре-
де, образует сульфид железа FeS, который 
негативно воздействует на технологиче-
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ские процессы сбора и подготовки нефти 
[2].

Непременным условием жизнедея-
тельности СВБ является водная среда, 
в безводной среде, такой как нефть, СВБ 
отсутствуют. Наиболее интенсивно СВБ 
развиваются в слабоминерализованных 
пластовых водах (разбавленных) [2].

Сульфатвосстанавливающие бакте-
рии, попадая вместе с закачиваемой во-
дой в нефтяные пласты, свою активность 
проявляют не сразу. В течение некоторого 
времени (в среднем от нескольких месяцев 
до 1 г.) они приспосабливаются к условиям 
среды, формируя биоценоз [3].

Оптимальными условиями для раз-
вития СВБ являются невысокая минера-
лизация среды, наличие сульфатов, ней-
тральная среда, температура 30–40°С, 
достаточное количество органических ве-
ществ, затрудненный доступ кислорода. 
Действие СВБ характеризуется:

• сильными коррозионными процес-
сами на различных участках поверхности 
металла;

• потемнением воды;
• неприятным запахом;
• накоплением тонкораздробленных 

частиц сульфида железа.
На м. Узень закачиваемые воды систе-

мы ППД, а также объекты системы сбора 
и промысловой подготовки воды заражены 
клетками СВБ в диапазоне 10–106 кл/мл. В 
результате еженедельного анализа закачи-
ваемых вод на содержание СВБ во многих 
местах отмечается максимальное количе-
ство СВБ 105–106 кл/мл. Результаты ана-
лизов, проведенных другими исследова-
телями, также подтверждают содержание 
СВБ в данных количествах [4].

Отмечается появление сероводорода в 
газе, добываемом на нефтяных скважинах, 
и наблюдается значительное усиление кор-
розионных процессов промыслового обо-
рудования. 

В настоящее время масштабы корро-
зии, вызываемой сульфатредукцией в не-
фтяных оборудованиях, таковы, что необ-
ходимо принимать меры по её подавлению.

На рис. 1 представлена схема осложня-
ющих факторов в системе сбора, подготов-
ки, транспорта нефти и воды м. Узень.

Анализ применения бактерицидов 
на месторождениях Узень и 
Карамандыбас
Появление сероводорода в продукции 

м. Узень в конце 1974–1975 гг. существен-
но осложнило добычу нефти и газа. Пер-
вые исследования процесса образования 
сероводорода, проведенные на м. Узень 
в 1974–75 гг., показали, что причиной по-
явления сероводорода является биоген-
ное восстановление содержащихся в воде 
сульфатов за счет жизнедеятельности 
сульфатвосстанавливающих бактерий [5].

В 1976 г. началось испытание бактери-
цидов фирмы Петролайт WF-88 и XP-1293, 
показавших низкую эффективность.

В 1978 г. начаты опытно-промысловые 
исследования ряда бактерицидов С-85, 
607, СК-601 фирмы «Сека» (Франция) и 
формалина закачкой в нагнетательные 
скважины (при самоизливе скважин). Реа-
генты проявили достаточное высокое бак-
терицидное действие и привели к замет-
ному уменьшению Н2S в призабойной зоне 
нагнетательных скважин. Были рекомен-
дованы реагенты бактирамы С-85 и С-607 
фирмы «Сека» (Франция), проявившие 
высокий эффект при длительном, более 
6 мес, восстановлении биоценоза. Форма-
лин, несмотря на равный с бактирамами 
бактерицидный эффект, обладал коротким 
периодом восстановления биоценоза СВБ 
и быстрым привыканием к нему микрофло-
ры. Было принято решение о промышлен-
ном внедрении бактерицидов на м. Узень 
[5].

В 1979 г. продолжались испытания 
в лабораторных условиях бактерицида 
«Ниртан», но он показал результаты менее 
эффективные, чем бактирамы. Далее в 
течение 10 лет из-за отсутствия реагентов 
исследования не велись и возобновились 
только в 1993 г.

В 1993 г. для подавления сульфатре-
дукции на уч. БКНС-4а применялся Бак-
тирам 447 с дозировкой 700 мг/л, на уч. 
БКНС-8, 9 – Бактирам 607 с дозировкой 
1000 мг/л, что обеспечило подавление био-
генных процессов на этих участках. 

С 1993–2002 гг. из-за отсутствия реа-
гентов исследования не проводились.

С 2003–2011 гг. начата закачка бакте-
рицидов производства Франции через КНС 
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и выборочно в коллектор скважины с наи-
большим содержанием сероводорода. 

В 2012 г. начато тестирование и под-
бор эффективных бактерицидов: бактери-
цид Atren-bio 4006 с дозировкой 100 мг/л, 
Ранцид-7005 при концентрации 100 мг/л и 
выше и ДС-700 при концентрации 200 мг/л 
и выше. Наилучшую степень подавления 
СВБ показал химический реагент Ран-
цид-7005 [5].

В феврале 2015 г. произведена за-
качка бактерицида «Ранцид-7005» на  
БКНС-4, 4а, 4 г. 

В июле 2015 г. произведена вторая 
серия закачек бактерицида на БКНС-5, 
5а, 6. Были использованы бактерициды  
«ДС-705» и Ранцид-7006».

В целом после закачки вышеуказанных 
бактерицидов наблюдалось снижение со-
держания растворенного сероводорода в 
попутно-добываемой воде. На основании 
результатов работ было рекомендовано 
производить закачку против СВБ на посто-
янной основе, периодически с ударной до-
зировкой, при этом меняя марку бактери-
цида по истечении 6 мес из-за привыкания 
бактерий к бактерициду [6].

С 18.10–12.11.2017 г. начато мероприя-
тие по закачке реагента бактерицида мар-
ки «Аманат-8001» на входе НСМ-4 ударной 
дозировкой 200 мг/л в течение суток с по-
следующим переходом на непрерывную 
закачку в течение 25 сут с удельным рас-
ходом 30 мг/л, закачка реагента на входе 
РВС-6 УПСВ-2 и на УПСВ-1. В 2019 г про-
изведена поставка реагента в АО «Озен-
мунайгаз» (далее – ОМГ) для промышлен-
ного использования. Поставленная партия 
не прошла лабораторный тест на входной 
контроль по эффективности, в связи с чем 
реагент не был использован для бактери-
цидной обработки месторождения. 

С 05.03.2018 г. ведется полномасштаб-
ная бактерицидная обработка закачива-

емых вод на м. Узень. Закачка начата с 
бактерицида «Аманат-8001» и продолжена 
бактерицидом «Ранцид-7005» по следую-
щей схеме: постоянная закачка и ежеквар-
тальная ударная закачка на НСМ-4, ежеме-
сячная ударная закачка на цех подготовки 
и перекачки нефти (далее – ЦППН), уста-
новки предварительного сброса воды (да-
лее – УПСВ) 1 и 2. С марта 2020 г. ведется 
закачка бактерицида «Ранцид-7006». Про-
изводится обработка всей воды, использу-
емая в системе ППД. Внедрена практика 
проведения оценки эффективности бакте-
рицида при входном контроле и промыш-
ленном применении. 

Опыт применения бактерицидов  
за пределами Казахстана 
Зарубежный опыт применения бакте-

рицидов представлен по доступным обзор-
ным материалам применения бактерици-
дов в Татарстане. Основной объем нефти 
в Татарстане добывается с применением 
заводнения нефтяных пластов сточными 
и природными водами. В этой воде содер-
жатся такие компоненты, как растворенный 
кислород, углекислый газ и сероводород. 
Вместе со сточной водой в пласт закачива-
ют часть пресной воды из рек, озер и водо-
емов. Именно с этой водой в пласт попада-
ют бактерии [7].

Ежегодно в АО «Татнефть» в нефтенос-
ные пласты закачивается более 120 млн м³ 
сточной воды и около 40,2 млн м³ пресной. 
Применяемая пресная вода не проходит 
специальную подготовку по удалению ми-
кроорганизмов. На месторождении НГДУ 
«Лениногорскнефть» применяется обра-
ботка закачиваемой воды химическими ре-
агентами-бактерицидами [7].

Результаты исследований нефтепро-
мысловой воды, отобранной с промыслов 
НГДУ «Лениногорскнефть», представлены 
в табл. 1.
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Таблица 1. Результаты исследований нефтепромысловой воды

Таблица 2. Результаты эффективности бактерицида СНПХ-1002

№ точки Место отбора проб Наличие СВБ,  
кл/мл

Индекс активности 
J, ед.

Концентрация продуци-
рованного Н2S, мг/л

1 ЛОС выход с КДФ 10 50 365,4

2 ЛОС выход с ОС 100 100 389,6

3 КНС – 18 100 50 243,1

4 ГОС вход на ОС 10 50 268,3

5 ГОС выход с ОС 100 50 364,2

6 КНС – 124 сточн. 100 50 283,4

7 КНС – 124 пресная  
(из оз. Карабаш) 1000 100 386,2

8 КНС – 16 100 50 251

9 КОС выход с ОС 10 50 383

10 КНС – 123 10 33 365,2

Проведены лабораторные исследова-
ния с целью подбора эффективной дози-

ровки реагента- бактерицида. Результаты 
представлены в табл. 2.

Дозировка бактерицида, мг/л Эффективность бактерицида S,%

150 5,8

200 10,5

250 20,4

350 50,1

400 86,5

500 93,2

550 100

Как показывают результаты исследова-
ний, полное подавление СВБ обеспечива-
ет дозировка бактерицида 550 мг/л. Реа-
гент-бактерицид СНПХ-1002 рекомендован 
к проведению опытно-промышленных испы-
таний.

Во многих нефтедобывающих компа-
ниях за рубежом применяют «ударные», 
так называемые «био-шоковые», бакте-
рицидные обработки. К примеру, на м. 

Нижний Мишовдаг (Азербайджан) произ-
водится ударная дозировка бактерицида  
400–500 мг/л в течение 4 ч на прием в 
ЦППН, а также осуществляется еженедель-
ное чередование бактерицидов. На м. Бурун 
компании «Burren Resources Petroleum Ltd» 
(Туркменистан) закачка бактерицида на ос-
нове аминов и альдегидов) осуществляется 
с дозировкой 250 мг/л в течение 4 ч с еже-
недельным чередованием бактерицида [8].
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Таблица 3. Месторождение Бурун (Туркменистан). Парограмма закачки 
бактерицида компании Burren Resources Petroleum Ltd: еженедельное 

чередование бактерицидов

РЕКОМЕНДУЕМЫЕ ХИМИЧЕСКИЕ ОБРАБОТКИ БУРУНСКОГО 
МЕСТОРОЖДЕНИЯ ТУРКМЕНИСТАН

ДОБЫЧА НЕФТИ 2046 т/сут ДОБЫЧА ВОДЫ 2385 м3/сут

ВСЕГО ЖИДКОСТИ 4765 м3/сут

Код Тип Описание Дозировка ppm макс./
мин.

Количество реа-
гента поставка за 6 
месяцев (180 сут) 

м3/т

DMO83262 Деэмульгатор Смешанный окси-
алкилат

20 / 15 ppm от общего 
количества жидкости 12,88 м3, 11,72 т

CRW85218 Водорастворимый 
ингибитор коррозии На основе амина 20/15 ppm  в зависимо-

сти от обводненности 6,44 м3, 6,41 т

SCW85534 Ингибитор солеот-
ложения

На полимерной 
основе

6/4 ppm  в зависимости 
от обводненности 1,72 м3, 1,91 т

RBW82176 Вспомогательный 
фильтр

На основе ионов 
железа 1,0–0,5 на основе воды 0,21 м3, 0,28 т

RBW80103 Очиститель воды На основе поли-
мера

10/5 ppm в пересчете на 
маслянистую воду 2,15 м3, 2,19 т

XC82395 Биоцид На основе альде-
гида

Обработка партии 250 
ppm в течение 4 ч каж-
дые 2 недели на основе 

воды

1,28 м3, 1,36 т

XC82332 Биоцид На основе амина

Обработка партии 250 
ppm в течение 4 ч 

каждые 2 недели на 
основе воды

1,28 м3, 1,40 т

CRO82711 Ингибитор газовой 
коррозии На основе амина

10 литров на миллион 
условных кубометров 

газа
Нет данных по газу

OSW80490 Поглотитель кис-
лорода

На основе бисуль-
фита

10 ppm на 1 ppm раство-
ренного кислорода

Система монито-
ринга для определе-
ния растворенного 

кислорода

PAO83153 Диспергатор АСПО На основе поли-
мера

При необходимости, 100 
ppm в расчете на чистую 

экспортную нефть

Ожидание испыта-
ний сырой нефти

Методы борьбы с СВБ и биогенным 
сероводородом и результаты 
мониторинга применения 
бактерицида на месторождении 
Узень
Полномасштабная бактерицидная об-

работка закачиваемых вод на м. Узень ве-
дется с начала 2018 г. С целью изучения 
и контроля микробиологической заражен-
ности СВБ промысловых сред проводится 
мониторинг эффективности применения 

реагентов-бактерицидов и входной кон-
троль применяемых реагентов-бактерици-
дов. 

Первоначально в 2018 г., учиты-
вая что основной объем воды системы 
ППД составляет морская вода (порядка  
50 тыс. м³/сут), которая является основ-
ным источником сульфатов, была разра-
ботана программа закачки, где применя-
лась постоянная закачка бактерицида в 
морскую воду на НСМ-4 при дозировке  
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30–40 мг/л. «Ударная» закачка бактерици-
да для морской воды применялась раз в 
квартал при дозировке 200 мг/л в течение 
24 ч. Обработка сточных вод на УПСВ-1, 
УПСВ-2 и на ЦППН проводилась 1 раз в 
месяц при дозировке 200 мг/л в течение  
24 ч. Первоначально применялся бакте-
рицид «Аманат-8001», далее бактерицид 
«Ранцид-7005» (на основе THPS).

При данной схеме закачки в декабре 
2018 г. после 9 мес бактерицидной обра-
ботки удалось снизить среднее содержа-
ние сероводорода в попутно-добываемом 
газе с 353 ррм до 135 ррм (рис. 2). Наблю-
далось снижение содержание сульфида 
железа в целом по месторождению. Так, 
например, в пробах, отобранных с опера-
тивных узлов учета (КарМасс) в августе и 
октябре, произошло уменьшение сульфи-
да железа с 729 мг/л до 317 мг/л. Снижение 
сероводорода и одного из стабилизаторов 
эмульсии – сульфида железа – способство-
вало улучшению процесса подготовки неф-
ти, выраженному в снижении объема об-
разования трудно разрушаемой нефтяной 
эмульсии (далее – ТРНЭ) [9]. По итогам 
работ 2018 г. была также выдана рекомен-
дация по точечной закачке бактерицида в 
нагнетательные скважины и необходимо-
сти чередования реагентов-бактерицидов 
после каждых «ударных» обработок во из-
бежание риска снижения эффективности 
из-за эффекта «привыкания».

В 2019 г. с января по апрель наблю-
далось резкое увеличение содержания 
сероводорода до 390 ррм (рис. 3). В ходе 
лабораторных исследований выяснилось, 
что эффективность бактерицида стала 
значительно хуже. Применяемый бактери-
цид «Ранцид-7005» показывал отрицатель-
ные результаты по подавлению СВБ при 
дозировке 40 мг/л. В связи полученными 
результатами было принято решение о пе-
ресмотре программы закачки бактерицида. 
Постоянная обработка морской воды на 
НСМ-4 при дозировке 40 мг/л была прио-
становлена, за счет чего было увеличено 
количество «ударных» обработок резерву-
аров воды на НСМ-4, УПСВ-1, УПСВ-2 и 
ЦППН до двух раз в месяц с дозировкой 
200 мг/л в течение 24 ч. После увеличения 
периодичности «ударных» обработок уда-
лось достичь снижения содержания серо-
водорода до 65 ррм в мае. Далее содер-

жание сероводорода стабилизировалось 
и в декабре 2019 г. составило 141 ррм. 
Среднее содержание сульфида железа в 
пробах, отобранных с оперативных узлов 
учета (КарМасс), на ноябрь 2019 г. соста-
вило 202 мг/л. 

По итогам 2019 г. была выдана реко-
мендация по проведению опытно-промыш-
ленных испытаний (далее – ОПИ) новых 
реагентов-бактерицидов и по чередованию 
реагентов.

В январе и феврале 2020 г. закачка 
реагента не производилась из-за отсут-
ствия реагента-бактерицида. В марте была 
возобновлена программа бактерицидной 
обработки, где морская вода подверга-
лась постоянной обработке с дозировкой  
30–40 мг/л и ежеквартальной «ударной» 
обработке при дозировке 200 мг/л в те-
чение 24 ч. Сточная вода подвергалась 
«ударной» обработке ежемесячно на водя-
ных резервуарах УПСВ-1,2, ЦППН при до-
зировке 200 мг/л в течение 24 ч. Обработка 
производилась новым реагентом «Ранцид 
7006» [10].

Результаты мониторинга показывали 
стабильное снижение сероводорода в це-
лом по месторождению до 34 ррм в октя-
бре, однако с ноября наблюдалось обрат-
ное увеличение сероводорода и достигло 
109 ррм в декабре 2020 г. (рис. 2). 

Для выявления причин роста сероводо-
рода были проведены работы по опреде-
лению привыкания СВБ к применяемому 
бактерициду в резервуарах морской воды, 
НСМ-4.

В целях определения эффективности 
применения реагента-бактерицида с пе-
риодичностью 6–7 дней отбирались пробы 
промысловой воды на предмет содержа-
ния СВБ. Количественная оценка наличия 
СВБ проводилась методом предельных 
разведений в питательной среде Пост-
гейта с последующим культивированием 
при температуре 36±1°С в течение 15 сут, 
и после визуально оценивалось наличие 
роста СВБ по выпадению черного осадка 
сульфида железа или его отсутствию. В ми-
ровой практике безопасным уровнем СВБ 
считается его содержание в воде не более 
102 кл/мл.

Результаты испытания проб промысло-
вой воды на содержание СВБ представле-
ны на рис. 2.
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Рисунок 2. Результаты исследований морской воды (выход НСМ-4) на содержание 
СВБ, кл/мл

Согласно представленному графику, 
получена следующая средняя продолжи-
тельность эффективности от «ударных» об-
работок на НСМ-4:

- 24.03.2020 г. – продолжительность 
эффективности «ударной» закачки на  
НСМ-4 составила 60 сут;

- 11.06.2020 г. – продолжительность 
эффективности «ударной» закачки на  
НСМ-4 составила 45 сут;

- 24.09.2020 г. – продолжительность 
эффективности «ударной» закачки на  

НСМ-4 составила 22 сут.
По истечении вышеуказанного вре-

мени содержание СВБ повышалось до  
103–104 кл/мл.

Изучив продолжительность эффектив-
ности «ударных» обработок морской воды 
на НСМ-4, провели исследования по оцен-
ке эффективности бактерицида в морской 
воде. Для сопоставления были взяты за-
кодированные образцы реагентов ИБ-02 и 
ИБ-04, представленные для м. Жетыбай. 
Пробы воды отобраны на входе и выходе 

Таблица 4. Результаты лабораторных исследовании по оценке бактерицидов  
по полному подавлению СВБ в морской воде с НСМ-4

Наименование показа-
теля

Содержание СВБ 103 кл/мл
НСМ-4, Вход

Эффективность при 
дозировках:

Ранцид-7006
(партия №39) ИБ-02 ИБ-04

30 мг/л
40 мг/л
50 мг/л
60 мг/л

100 мг/л

эффект.
эффект.
эффект.
эффект.
эффект.

не эффект.
не эффект.

эффект.
эффект.
эффект.

эффект.
эффект.
эффект.
эффект.
эффект.

Содержание СВБ –104 кл/мл
НСМ- 4, Выход

30 мг/л
40 мг/л
50 мг/л
60 мг/л

100 мг/л

не эффект.
не эффект.
не эффект.
не эффект.

эффект

не эффект.
не эффект.
не эффект.

эффект.
эффект.

не эффект.
эффект.
эффект.
эффект.
эффект
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НСМ-4. Результаты представлены в табл. 4.
Результаты исследований показывают 

неэффективность применяемого бакте-
рицида «Ранцид-7006» в воде из НСМ-4, 
тогда как на входе на НСМ-4 бактерицид 
подавляет СВБ эффективно. При этом 
закодированные образцы ИБ-02 и ИБ-04, 
ранее не применявшиеся на м. Узень, по-
казывают полное подавление СВБ при 
дозировках 40 и 60 мг/л. Данный фактор 
может означать, что за период применения 
постоянной низкой дозировки на НСМ-4 с 
марта 2020 г. происходит привыкание бак-
терии к бактерициду «Ранцид-7006» в ре-
зервуарах НСМ-4. Эффективность посто-
янной дозировки на НСМ-4 не превышает 
8–9 мес [10].

Полученные результаты показали не-
обходимость увеличения периодичности 
«ударных» обработок морской воды. При 
применении постоянной дозировки с низ-
кой концентрацией увеличивается риск 
«привыкания» бактерий. Согласно полу-
ченным данным, эффективность посто-
янной дозировки в условиях НСМ-4 не 
превышает 8–9 мес, далее происходит 
адаптация бактерий к минимальной дози-
ровке. В 2020 г. применялся только бакте-
рицид «Ранцид-7006» без чередования с 
другими видами бактерий. При длительной 
закачке одного реагента, тем более с ми-
нимальной постоянной дозировкой, проис-
ходит адаптация бактерий к нему. Данные 

работы вновь подтвердили необходимость 
чередования бактерицидов [10]. 

В 2021 г. на основании полученных ре-
зультатов предыдущего года была приоста-
новлена постоянная закачка бактерицида 
на входе НСМ-4. 

С 5 января 2021 г. применяется следую-
щая схема бактерицидной обработки: 

- «ударная» обработка НСМ-4 –  
3 раза в месяц (200 мг/л в течение 24 ч);

- «ударная» обработка УПСВ-1,2 и 
ЦППН – 1 раз в месяц (200 мг/л в течение 
24 ч).

Обработка производилась тем же бак-
терицидом «Ранцид-7006». С января по 
март содержание сероводорода составля-
ло в среднем 155 ррм. В апреле закачка 
бактерицида была приостановлена из-за 
отсутствия реагента. Из-за остановки за-
качки бактерицида содержание сероводо-
рода в конце апреля 2021 г. увеличилось 
до 390 ррм. Дальнейшие ежемесячные 
замеры подтверждают, что при отсутствии 
бактерицидной закачки содержание се-
роводорода держится на уровне выше  
300 ррм. Как видно на рис. 3, в августе се-
роводород составил 310 ррм [10].

Для определения эффективности за-
качки бактерицида по зонам влияния мор-
ской и сточной воды построен график от-
дельно по ГУ, реагирующим на систему 
ППД с закачкой морской и сточной воды. 
Результаты представлены на рис. 3.

Рисунок 3. Среднее содержание сероводорода в попутно-добываемом газе, 
отобранном по всем ГУ ОМГ
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Рисунок 4. Среднее содержание сероводорода в газе, отобранном по ГУ и зонам 
влияния морской и сточной воды

Как видно на рис. 4, в зоне влияния мор-
ской воды содержание сероводорода всег-
да выше. Обусловлено это тем, что мор-
ская вода содержит большое количество 
сульфатов, которые являются питанием 
для СВБ. 

Рисунок 5. Сравнительные карты зараженности сероводородом за октябрь 2020 г. 
и за август 2021 г.

Представлены карты содержания серо-
водорода по ГУ за октябрь 2020 г. и август 
2021 г. на рис. 5. 
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Рекомендации по бактерицидной 
обработке резервуаров морской воды 
НСМ-4

В связи с увеличением содержания се-
роводорода в конце 2020 г. и в начале 2021. 
на месторождениях ОМГ была выполнена 
техническая инспекция объекта НСМ-4 и 
узла закачки реагента, а также проведены 
лабораторные исследования по определе-
нию смешиваемости бактерицида с мор-
ской водой при разных температурах. По 
результатам выполненных исследований 
была определена нижняя допустимая гра-
ница по температуре +4°С, до достижения 
которой будет обеспечиваться смешива-
ние бактерицида с морской водой. Соот-
ветственно, в зимний период необходимо 
предусмотреть обогрев системы закачки 
бактерицида. 

Результаты лабораторных исследова-
ний применяются для анализа различных 
вариантов обогрева системы закачки бак-
терицида, моделирования потока бактери-
цида и смешиваемости реагента с морской 
водой [11].

Как указывалось выше, причина, воз-
можно, состоит в вероятном эффекте 
«привыкания» к низким дозировкам бак-

терицида, наличии «адгезированных» 
форм СВБ на стенках резервуара и плохой 
смешиваемости реагента в резервуаре.  
В связи с этим требуются очистные ме-
роприятия подземных хранилищ морской 
воды на НСМ-4, что является одновремен-
но затратным и продолжительным процес-
сом. Во избежание затратных мероприя-
тий рекомендуем проводить регулярные 
ежеквартальные обработки подземных 
резервуаров морской воды «ударной» 
дозой бактерицида. Во время обработки 
необходимо временно отключить обра-
батываемый резервуар из технологиче-
ской цепочки, произвести монтаж и врез-
ку циркуляционной линии согласно схеме  
(рис. 6). Для улучшения качества обра-
ботки резервуаров НСМ-4 рекомендуется 
произвести рециркуляцию морской воды 
в резервуаре с подачей бактерицида с 
«ударной» дозировкой не менее 400 мг/л. 
Произвести циркуляцию длительностью не 
менее 32 ч. Дозировка рассчитывается из 
объема воды в резервуаре. Во избежание 
остановки технологического процесса ре-
зервуары обрабатываются последователь-
но [11].

На рис. 6 представлена схема НСМ-4 с 

Рисунок 6. Технологическая схема рециркуляции НСМ-4
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указанием предлагаемой линии рециркуля-
ции воды.

Выводы 
Мониторинг применения и входной 

контроль бактерицидов по определению 
технологической эффективности является 
эффективным методом контроля применя-
емых реагентов.

В 2020–2021 гг. были проведены ла-
бораторные работы по подбору реаген-
тов-бактерицидов. Тем не менее ОПИ но-
вых реагентов отложены в силу различных 
обстоятельств (в частности, пандемии 
COVID19 и пр.). Необходимо ускорить про-
ведение ОПИ новых реагентов-бактерици-
дов. Рекомендуется проведение ОПИ сра-
зу двумя бактерицидами на разной основе 
в течение 3–4 мес.

Рекомендуется производить ежеквар-
тальную циркуляцию подземных резервуа-
ров морской воды на НСМ-4 с добавлени-
ем бактерицида с «ударной» дозировкой. 

В целях улучшения эффективности 
бактерицидной обработки морской воды на 
НСМ-4 необходимо оборудовать систему 
обогрева дозирующего устройства и уста-
новить трех или пятиуровневую точку воды 

на линии закачки реагента для активного 
смешивания реагента с водой.

Заключение
Применяемые программы по полномас-

штабной бактерицидной обработке закачи-
ваемых вод показывают свою актуальность 
и необходимость дальнейшего их исполь-
зования для борьбы с СВБ и сероводоро-
дом. После бактерицидной обработки на-
блюдается заметное снижение содержания 
сероводорода. Снижение концентрации се-
роводорода свидетельствует об успешной 
обработке.

Длительное применение только одного 
реагента без чередования другими типами 
бактерицидов приводит к эффекту «привы-
кания». Необходимо обязательное чередо-
вание обработок с другим типом бактери-
цида.

Постоянная дозировка бактерицида 
при минимальной концентрации реагента 
ускоряет процесс «привыкания» и снижает 
эффективность обработки через 8–9 мес (в 
условиях обработки морской воды на НСМ-
4). Рекомендуется применять «ударные» 
обработки вместо постоянного дозирова-
ния реагента.

Список использованной литературы
1. Муллаев Б.Т., Абитова А.Ж., Саенко О.Б., Туркпенбаева Б.Ж. Месторождение 

Узень. Проблемы и решения. – Алматы, Нур-Принт, 2016, 425 с. // Mullaev B.T., Abitova 
A.ZH., Saenko O.B., Turkpenbaeva B.ZH. Mestorozhdenie Uzen’. Problemy i resheniya 
[Uzen oil field. Problems and solutions]. – Almaty, Nur-Print, 2016, 425 p.

2. Гоник А.А. Сероводородная коррозия и меры её предупреждения. – М., Не-
дра, 1966, 175 с. // Gonik A.A. Serovodorodnaya korroziya i mery eyo preduprezhdeniya 
[Hydrogen sulfide corrosion and measures to prevent it]. – Moscow, Nedra, 1966, 175 p.

3. Каменщиков Ф.А., Черных Н.Л. Борьба с сульфатвосстанавливающими бак-
териями на нефтяных месторождениях. – М., Регулярная и хаотическая динамика, 
2007, 412 с. // Kamenshchikov F.A., Chernyh N.L. Bor’ba s sul’fatvosstanavlivayushchimi 
bakteriyami na neftyanyh mestorozhdeniyah [Control of sulfate reducing bacteria in oil fields]. 
– Moscow, Regulyarnaya i haoticheskaya dinamika [Regular and Chaotic Dynamics], 2007, 
412 p.

4. Отчет по теме «Исследования микробного сообщества нефтяного пласта и изу-
чение возможности применения биотехнологий на месторождении Узень. - Актау, 2019. 
// Otchet po teme «Issledovaniya mikrobnogo soobshchestva neftyanogo plasta i izuchenie 
vozmozhnosti primeneniya biotekhnologii na mestorozhdenii Uzen’ [Report on the topic 
“Studies of the microbial community of the oil reservoir and the study of the possibility of 
using biotechnologies in the Uzen field]. - Aktau, 2019.

5. Информационный бюллетень на тему «Опыт применения бактерицидов на ме-
сторождении Узень». – Нур-Султан, ТОО «КМГ Инжиниринг», 2020, 40 с. // Informatsionnyi 
byulleten’ na temu «Opyt primeneniya bakteritsidov na mestorozhdenii Uzen’» [Information 



91Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 4 (9) 2021

МЕТОДЫ ПРИМЕНЕНИЯ БАКТЕРИЦИДОВ ДЛЯ БОРЬБЫ С БИОГЕННЫМ СЕРОВОДОРОДОМ  
НА МЕСТОРОЖДЕНИИ УЗЕНЬ И КАРАМАНДЫБАС

bulletin on the topic «Experience in the use of bactericides at the Uzen field»]. – Nur-Sultan, 
“KMG Engineering” LLP, 2020, 40 p.

6. Отчет по теме «Изучение биозараженности месторождения Узень, определе-
ние эффективности закачки существующих и подбор новых бактерицидов». – Актау, 
2015 г. // Otchet po teme «Izuchenie biozarazhennosti mestorozhdeniya Uzen’, opredelenie 
effektivnosti zakachki sushchestvuyushchih i podbor novyh bakteritsidov» [Report on the 
topic “Study of the biocontamination of the Uzen field, determination of the effectiveness of 
injection of existing and selection of new bactericides”]. – Aktau, 2015.

7. Гирфанов А.К., Латыпов О.Р., Ахияров Р.Ж., Бугай Д.Е. Использование магни-
тогидродинамической обработки для подавления жизнедеятельности бактериальной 
флоры нефтяных месторождений. – Материалы 58-й научно-техн. конф. студентов, 
аспирантов и молодых ученых, Уфа, Изд-во УГНТУ, 2007, с. 117. // Girfanov A.K., Latypov 
O.R., Ahiyarov R.ZH., Bugay D.E. Ispol’zovanie magnitogidrodinamicheskoy obrabotki dlya 
podavleniya zhiznedeyatel’nosti bakterial’noy flory neftyanyh mestorozhdeniy [The use 
of magnetohydrodynamic treatment to suppress the vital activity of the bacterial flora of 
oil fields]. – Materialy 58-y nauchno-tekhn. konf. studentov, aspirantov i molodyh uchenyh 
[Proceedings of the 58th scientific and technical conference of students, graduate students 
and young scientists], Ufa, Publ. UGNTU, 2007, 117 p.

8. Краткая информация о месторождении Бурун https://www.nftn.ru/oilfields/
asia/turkmenistan/burun/28-1-0-463. // Kratkaya informatsiya o mestorozhdenii Burun 
[Brief information about the Burun field] https://www.nftn.ru/oilfields/asia/turkmenistan/
burun/28-1-0-463.

9. Отчет по теме «Изучение условий образования трудноразрушаемой нефтяной 
эмульсии (ТРНЭ) и разработка рекомендаций по её разрушению АО «Озенмунайгаз»». – 
Актау, 2018. // Otchet po teme «Izuchenie uslovii obrazovaniya trudnorazrushaemoy neftyanoy 
emul’sii (TRNE) i razrabotka rekomendatsiy po eyo razrusheniyu AO «Ozenmunaygaz»» 
[Report on the topic “Study of the conditions for the formation of a hard-to-break oil emulsion 
(HBOE) and development of recommendations for its destruction by Ozenmunaigas JSC”]. – 
Aktau, 2018.

10. Информационный отчет по теме «Мониторинг применения бактерицидов». Ак-
тау, апрель 2021. // Informatsionnyy otchet po teme «Monitoring primeneniya bakteritsidov» 
[Information report on the topic «Monitoring of the use of bactericides»]. Aktau, Apirl, 2021. 

11. Аналитический отчет по увеличению эффективности применения бактерици-
да на НСМ-4 АО «Озенмунайгаз». – Актау, 2021. // Analiticheskiy otchet po uvelicheniyu 
effektivnosti primeneniya bakteritsida na NSM-4 AO «Ozenmunaygaz» [Analytical report on 
increasing the efficiency of bactericide application at NSM-4 of «Ozenmunaigas» JSC  ]. – 
Aktau, 2021.

ӨЗЕН ЖӘНЕ ҚАРАМАНДЫБАС КЕН-ОРНЫНДАҒЫ БИОГЕНДІ 
КҮКІРТСУТЕГІМЕН КҮРЕСУ ШАРАЛАРЫ

Б.А. Иманбаев, Н.С. Жапаров, Д.М. Мақсұт, М.С. Утепов

Өзен кен-орнында кәсіпшілік орталардың сульфатты қалпына келтіргіш 
бактериялардың микробиологиялық залалдануын зерттеу мен бақылау мақ-
сатында, реагент-бактерицидтерді қолдану тиімділігіне мониторинг жүр-
гізіледі. Жабдықталған бақылау нүктелерінен бактерицидті айдауға дейін, 
және одан кейін, сульфатты қалпына келтіргіш бактериялар клеткаларын 
анықтау үшін су сынамалары алынды.

2020 жылғы қараша – желтоқсанда «Өзенмұнайгаз» АҚ кен-орындарында 
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күкіртсутегі құрамының ұлғаюына байланысты «ҚазМҰНАЙГАЗ ҒЗЖИ» Фи-
лиалының күштері «Өзенмұнайгаз» АҚ құрылымдық бөлімшелерінің маманда-
рымен бірлесе отырып, «НСМ-4» нысанының және реагентті айдау торабы-
на техникалық тексеріс жүргізді. Сонымен қатар, түрлі температураларда 
теңіз суымен бактерицидтің араласуын анықтау мақсатында зертханалық 
жұмыстар жүргізілді.

Жүргізілген зерттеулердің нәтижелері бойынша НСМ-4 теңіз суының ре-
зервуарларын бактерицидтік өңдеу қажеттілігі, бактерицидті теңіз суымен 
тиімді араластыру үшін реагентті енгізу нүктесін жетілдіру, «бейімделу» 
қаупін болдырмау мақсатында бактерицидтерді кезектестіру қажеттілігі 
мен жаңа тиімді реагенттерге өнеркәсіптік-тәжірибелік сынақтар жүргізу 
анықталды.

Түйін-сөздер: бактерицид, биогендік күкіртсутек, сульфатты төмендет-
кіш бактериялар, сульфатредукция, бактерицидтік өңдеу.

METHODS OF COMBATING BIOGENIC HYDROGEN SULFUR AT 
THE UZEN AND KARAMANDIBAS OILFIELD

B.A. Imanbayev, N.S. Zhaparov, D.M. Maksut, M.S. Utepov

In order to study and control microbiological contamination with sulfate-reducing 
bacteria of oilfield fluids we have monitored the performance of bactericidal reagents 
at the Uzen field.

Water samples were taken at the equipped control points for the content of SRB 
cells before and after the injection of the bactericide.

Due to the increase in the content of hydrogen sulfide in November – December 
2020 at the fields of Ozenmunaygas JSC, a technical inspection of the NSM-4 
facility and the reagent injection unit was carried out by KazNIPImunaygas together 
with specialists from the structural divisions of the Department for Oil Treatment 
and Production Services of OMG and the Office on chemistry and OMG. Further, 
KazNIPI performed laboratory tests to determine the miscibility of the bactericide 
with seawater at different temperatures.

Based on the results of the studies performed, following recommendations were 
developed: seawater tank biocide treatment recommendation, biocide injection 
system and injection point improvement in order to ensure proper mixing of the 
biocide with seawater. We also recommended to perform field trial of new biocides 
in order to avoid the development of bactericide resistance in the bacteria.

Key words: bactericide, biogenic hydrogen.
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ФИНГЕРПРИНТИНГ И БИОМАРКЕРНЫЙ АНАЛИЗ НЕФТИ 
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А.К. Досмухамбетов

В данной статье представлены результаты фингерпринтинга 128 образ-
цов нефти, полученных из всех добывающих скважин на трех месторождени-
ях Акшабулакской группы для определения типов нефтей. По результатам 
данного анализа было выявлено четыре группы нефтей. Первую группу об-
разуют нефти нижних объектов (III-IV-V) южного и северного свода, верхнего 
объекта I южного свода Акшабулак Центральный и всех объектов северного 
свода Акшабулак Южный. Вторая группа нефтей была выделена в скважинах, 
разрабатывающих объект I северного свода Акшабулак Центральный, в то 
время как нефти в продуктивных горизонтах Акшабулак Восточный и русло-
вых отложений Акшабулак Центральный формируют третью группу. К чет-
вертой группе относится одна проба нефти другого происхождения со скв.37, 
вскрывающей русло №13 на Южном Акшабулак. 

На 39 пробах нефти проводился биомаркерный анализ, по результатам ко-
торого выявлено, что нефти образовались в терригенных (глинистых) ОВ, 
осаждавшихся в озерной среде. По термическим параметрам, нефти Восточ-
ного Акшабулака менее зрелые, чем нефти Акшабулак Центрального и Акша-
булак Южного, несмотря на своё относительно глубокое залегание. На осно-
вании выполненных работ, в заключении представлены перспективные зоны 
накопления углеводородов для приращения ресурсов и запасов УВ в будущем. 

Ключевые слова: биомаркеры, фингерпринтинг нефти, стераны, диасте-
раны, нефтематеринская порода, термическая зрелость, корреляция

Введение и предыдущие 
исследования
Месторождения Акшабулакской группы, 

которые были открыты в 1987–90 гг., распо-
ложены в Южно-Тургайском бассейне. Они 
состоят из трех разных месторождений: 
Акшабулак Центральный, Акшабулак Вос-
точный и Акшабулак Южный, расположение 
которых представлено на рис. 1 по коорди-
натам X и У. Среди месторождений ТОО СП 
«Казгермунай» Акшабулак Центральный 
является самым крупным, хотя выработан-
ность его запасов уже составляет 80,7%, в 
то время как выработанность запасов Ак-
шабулак Восточный и Акшабулак Южный 
составляют 63 и 70% соответственно [1]. 
Скважины пробурены на южном и северном 
куполах как на Южном Акшабулаке, так и на 
Центральном Акшабулаке (рис. 1). 

Залежи нефти и газа в этих место-
рождениях связаны с отложениями ниж-
него неокома и верхней, средней юры. На 
Центральном Акшабулаке все скважины 
добывающего фонда разрабатываются на 
5 объектах мелового и юрского отложений 
(1600–1900 м), а на Восточном Акшабу-
лаке (2000–2100 м) и Южном Акшабулаке 
(1750–1900 м) разрабатываются 3 объекта 
[2] (табл. 1). 

Одной из особенностей м. Акшабулак 
Центральный и Акшабулак Южный явля-
ется наличие палеорусел, которые были 
обнаружены по результатам сейсмических 
исследований, и продуктивность которых 
доказана бурением и опробованием сква-
жин, поэтому скважины объекта II на Цен-
тральном Акшабулаке вскрывают русловые 
отложения [2].
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Таблица 1. Объекты разработки месторождений Акшабулакской группы

Месторожде-
ния I объект II объект III объект IV объект V объект

Акшабулак 
Центральный М-II-1/М-II-2

русловые 
отложения: Ю-0-

1/Ю-0-2, Ю-I,
Ю-IIIа, Ю-III

нерусловые 
отложения: Ю-0-

1/Ю-0-2/Ю-I
Ю-II

Акшабулак 
Южный

M-II
Ю-0-I

Ю-0-II
Ю-I Ю-III - -

Акшабулак 
Восточный Ю-III/IIIa Ю-II Возвратный 

Ю-0-I - -

Ввиду уменьшения ресурсной базы в 
последние годы ТОО «СП Казгермунай» 
уделяет особое внимание разведке новых 
нефтегазоносных структур. В 2015 г. на 
базе лаборатории Атырауского филиала 
(далее – АФ) ТОО «КМГ Инжиниринг» про-
водилось изучение биомаркерного состава 
8 образцов нефти м. Акшабулак Централь-
ный (№ 7, 12, 222, 344, 258, 284, 286) и 
3 образца нефти м. Акшабулак Южный 
(№ 35, 41 и 273) в режиме MRM (Multiple 
Reaction Monitoring), по результатам кото-
рого выявлено, что все нефти обладают 
идентичными составами биомаркеров и 
образовались из глинистого органического 
вещества (далее – ОВ), осаждавшегося в 
озерной среде с вкладами наземных ОВ 
[2]. Тогда аналогичное изучение нефти Ак-
шабулак Восточный не проводилось. Также 
не проводился фингерпринтинг нефти, т.к. 
применение данного метода началось в 
Казахстане впервые на базе лаборатории 
АФ «КМГ Инжиниринг» в 2016 г. В 2020 г. 
проводилось ещё комплексное геохими-
ческое изучение (биомаркерный анализ, 
Рок-Эвал пиролиз, отражательная способ-
ность витринита, мацеральный анализ) 
керна скв. № 33 Восточного Акшабулака и  
скв. № 316 Центрального Акшабулака  
(2 пробы из фундамента, инт. -1861 м), ко-
торые были пробурены до палеозойских 
отложений. По результатам данного иссле-
дования, пробы керна не являются нефте-
материнскими породами и обладают очень 
низкими генерационными потенциалами, 
что не требует дальнейшей интерпретации. 
Черты сходства биомаркерного состава УВ 
из этих кернов и ранее исследованных не-
фтей месторождений Акшабулак позволя-
ют утверждать, что они генетически едины, 
хотя УВ в исследованных интервалах керна 

скв. № 33 м. Восточный Акшабулак можно 
рассматривать остаточными (residual) [3].

В 2021 г. проводился отбор устьевых 
проб нефти по всему добывающему фонду 
Акшабулак Центральный (112 проб), Акша-
булак Южный (11 проб) и Акшабулак Вос-
точный (5 проб) (рис.1) в целях изучения 
флюидосообщаемости пород коллекторов, 
типа нефтей и прогноза направления ми-
грации УВ по фингерпринтингу всех нефтей 
и генетической типизации по биомаркерно-
му составу выбранных 39 проб нефти. По 
результатам молекулярных исследований 
были получены весьма интересные резуль-
таты, которые меняют взгляд о происхож-
дении и направлении миграции УВ. Новиз-
ной данных исследований является то, что 
подобные геохимические исследования 
впервые комплексно проводятся для этих 
месторождений. 

В данной работе применяется два ме-
тода для изучения состава нефти место-
рождений Акшабулакской группы: фингер-
принтинг нефти и биомаркерный анализ. 
Чтобы понимать разницу и суть этих мето-
дов, необходимо иметь краткое представ-
ление о составе нефти: как и большинство 
нефтей, нефти Акшабулакской группы тоже 
содержат УВ до С42. Биомаркеры встреча-
ются в ряде УВ от С19 до С35, которые об-
ладают генетическими кодами ОВ, в кото-
ром образовалась нефть. По этой причине 
расшифровка данных генетических кодов 
по биомаркерному составу нефти позволит 
получить полную картину нефтематерин-
ской породы исследованных нефтей (воз-
раст, литология, среда осадконакопления, 
термическая зрелость), спрогнозировать 
направление миграции УВ и установить ге-
нетическое родство нефтей. Хотя биомар-
керы инертны в резервуарах или во время 
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миграции УВ, некоторые из них иногда под-
вергаются изменению вследствие адсорб-
ции к минералам.

В резервуаре при высоких температу-
ре и давлении молекулы особенно легкой 
фракции нефти постоянно находятся в 
движении и смешиваются в равной концен-
трации в пределах сообщаемой породы, 
если нефти обычно имеют общий источник. 
При разобщенности породы между двумя 
скважинами легкие фракции нефти этих 
скважин недостаточно смешиваются, и их 
концентрации отличаются. Фингерпринтинг 
по технологии Shell основан на идентифи-
кации 11 ароматических компонентов, кото-
рые фиксируются на другой колонке между 
легкими фракциями С8–С10. Идентичные 
концентрации этих ароматических компо-
нентов в разных нефтях свидетельствуют 
о флюидосообщаемости пород между ис-
следованными скважинами, в то время как 
разные концентрации этих алкилбензолов 
в нефти указывают на наличие барьера, 
препятствующего перемешиванию флю-
идов, но не всегда означают разную при-
роду нефти. В связи с этим биомаркерный 
анализ следует проводить для проб нефти, 
которые отличались по результатам фин-
герпринтинга. 

Фингерпринтинг нефти 
Анализ каждого образца нефти из од-

ной скважины проводился в 2 раза после-
довательно для оценки воспроизводимости 
инструмента и достоверности применяе-
мых программных обеспечений (Openlab, 
Malcom, PIGI). На хроматограммах нефти 
дубликата названия пиков были интегри-
рованы и площади полученных пиков были 
подсчитаны автоматически на двух разных 
программных обеспечениях (далее – ПО) 
Openlab и Malcom, затем сравнивались. По 
результатам полученных значений площа-
дей пиков из первого ПО Openlab были по-
строены звездчатые диаграммы в Excel и 
проводился кластерный анализ РСА на ПО 
PIGI, в то время как по результатам дан-
ных из второго ПО Malcom была построе-
на дендрограмма Варда. Сопоставление 
результатов дубликата, обработанного 
этими тремя разными подходами на раз-
ных программных обеспечениях, давало 
идентичные результаты, что указывает на 

их высокую достоверность и исключает ла-
бораторные ошибки от этапа отбора проб 
до обработки данных. 

а) звездная диаграмма. Сопостав-
ление ароматических значений 128 проб 
нефти м. Акшабулак Центральный, Акша-
булак Южный и Акшабулак Восточный на 
звёздной диаграмме в Excel указало на 
наличие 4 основных групп, которые отме-
чаются разными цветами, что наглядно ил-
люстрируется на рис. 2. 

б) дендрограмма Варда. Дендро-
грамма показывает степень близости от-
дельных объектов и кластеров, а также 
наглядно демонстрирует в графическом 
виде последовательность их объедине-
ния или разделения. На представленной 
дендрограмме (рис. 3), построенной по ре-
зультатам фингерпринтинга нефти, можно 
выделить 3 основные группы нефтей, отме-
ченные зеленым, синим и красным цвета-
ми. В отличие от звездной диаграммы, ден-
дрограмма Варда показывает, что нефти 
группы 4 можно отнести к группе 3, т.к. они 
имеют общие черты в определенной мере;

с) РСА анализ. Компоненты РС-1 и 
РС-2 составляют 50,67% и 34,00% общей 
изменчивости (variables). Был построен 
график зависимости компонентов РС-1 и 
РС-2, охватывающих 84,67% общей измен-
чивости (рис. 4), результаты которого хоро-
шо согласуются с результатами звездной 
диаграммы и дендрограммы Варда. Здесь 
также выявлено 5 групп, отмеченных раз-
ными цветами. 

При наложении этих групп, выделенных 
по результатам звездной диаграммы, ден-
дрограммы и РСА анализа на карту Акша-
булакской группы, выявлено 4 основные 
группы нефтей во всех продуктовных гори-
зонтах (рис. 5): К первой группе (красный 
цвет) относятся нефти объекта разработки 
I в основном южного свода Центрального 
Акшабулак (рис. 5а) и всех объектов север-
ного свода Южного Акшабулак (рис. 6б), 
хотя такой тип нефти пробладает в ниж-
них объектах (III, IV и V) на обоих сводах 
Центрального Акшабулак, что указывает 
на хорошую флюдосообщаемость пород 
в пределах этих продуктивных горизонтов 
(рис. 5б). Идентичность фингерпринтин-
га некоторых нефтей объектов I и III, IV,V 
дает основание предположить присутствие 
в отдельных участках северного и южно-
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го свода Центрального Акшабулак следов 
восходящей вертикальной миграции из ни-
жележащих горизонтов. 

Вторую группу образуют нефти (зеле-
ный цвет) скважин, разрабатываемых на 
объекте I северного свода Центрального 
Акшабулак, хотя такой тип также просле-
живается в некоторых скважинах южного 
свода данного месторождения (рис. 5а). 

В третью группу попадают нефти (си-
ние) Акшабулак Восточный (рис. 6а) и 
нефти руслового отложения (объект II) 
Центрального Акшабулак (рис. 5), в то вре-
мя как подгруппу смеси (желтые) состав-
ляют нефти всего трех скважин (№230, 
413 и 281) Центрального Акшабулак. Ве-
роятно, залежи в палеоруслах (глубина  
1700–1500 м) на Центральном Акшабу-
лак образовались за счет миграции УВ из 
нижней части Восточного Акшабулак (глу-
бина 2000–2100 м) через русла. Для под-
тверждения единства резервуара и оди-

наковых условий резервуара в пределах 
всего м. Восточного Акшабулак рекоменду-
ется провести аналогичные исследования 
на нефти Восточного Акшабулак, принад-
лежащего к территориям компании ТОО 
«СаутсОйл». 

К последней четвертой группе относит-
ся одна проба (коричневый цвет) нефти со 
скважины № 37, вскрывающей русло №13 
на Южном Акшабулак. Наблюдаемая ано-
мальность состава нефти № 37, которая 
находится на периферии месторождений 
дает основание предполагать наличие от-
дельного участка, возможно, в пределах 
русла, которое необходимо локализовать 
для рациональной разработки залежи. По 
фингерпринтингу нефти скв. 36Д и 273 Юж-
ного Акшабулак, которые вскрывают русло 
3 в горизонте Ю-0-2б, не отличаются от 
других нефтей северного свода данного 
месторождения, хотя нефть скв. 206 вскры-
вает русло 11 в горизнте Ю-0-1.

Рисунок 2. Звёздчатая диаграмма всех нефтей по фингерпринтингу (OpenLab)
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Рисунок 3. Дендрограмма Варда всех нефтей по фингерпринтингу (Malcom)
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Рисунок 4. 2D РСА анализ всех нефтей по фингерпринтингу (PIGI)
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Рисунок 5. Карта распространения выделенных типов нефтей объектов I и II(а) и 
III-IV(б)- на структурной карте (Центральный Акшабулак)
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Рисунок 6. Карта распространения выделенных типов нефти Восточного 
Акшабулак(а) и Южного Акшабулак(б) по фингерпринтингу

Биомаркерный анализ нефти 
Биомаркерный анализ проводился на 

хромато-масс-спектрометре Agilent 7890B 
в режиме SIM. В качестве диагностических 
ионов насыщенных фракций m/z 57, 191, 
217 и 218 были использованы идентифи-
кации для н-алканов (и изопреноидов), 
терпанов, стеранов и изостеранов соответ-
ственно. Четыре типа нефтей, выделенных 
по результатам фингерпринтинга, были 
исследованы по биомаркерному анализу, 
чтобы определить, вызваны ли такие раз-
личия их генетическими особенностями.

Условия осадконакопления ОВ. Для 
определения условий осадконакопления 
ОВ применялся график зависимости соот-
ношения пристана к фитану от соотноше-
ния С29 стеран/ С30 гопан и тригонограмма 

терпана. Согласно первому графику, ОВ 
нефти месторождений Акшабулакской 
группы образовалось в озерной среде, хотя 
наблюдается большой разброс в значениях 
пристан/фитан (рис. 7). Относительно вы-
сокие значения Pr/Ph в нефтях указывают 
на наличие преимущественно окислитель-
ной среды во время осадконакопления 
ОВ. Такой большой разброс в значениях 
пристан/фитан нефти в пределах очень 
близких месторождений был зафиксиро-
ван впервые за всю историю наблюдений. 
Интересным было то, что по данному гра-
фику нефти подгруппы 1 (красные) нахо-
дятся между нефтями групп 3 (синие) и 2 
(зеленые), что может указать на смесь этих 
двух групп.
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Рисунок 7. График зависимости пристан/фитан (Pr/Ph) к стерану С29/ гопану С30

Данное наблюдение также подвержда-
ется результатами тригонограммы стерана, 
где нефти первой группы, к которым отно-
сятся нефти разных объектов разработки 
Центрального Акшабулака, расположены 
между нефтями из Восточного Акшабулака 
(синие прямоугольники) и западной части 
Акшабулака Центрального (зеленые круги) 
(рис.8).

Для определения фациальных обстано-
вок накопления исходного ОВ и различия 
морских и озерных условий раннего диаге-
неза также использовалась тригонограмма 
гопанов для нефтей, на основе которой 
можно прийти к аналогичному выводу, что 
все исследованные нефти образовались 
из ОВ озерного происхождения (рис.9). По 
данной тригонограмме, вне зависимости 
от объекта разработки и месторождений, 

все нефти образуют общую компактную 
группу, что может указывать на схожие ус-
ловия осадконакопления ОВ исследуемых 
нефтей.

Литология ОВ. Литология ОВ иссле-
дуемых нефтей определялась по распре-
делениям терпанов на масс-фрагмен-
тограмме m/z 191: низкие С29/С30 гопан 
(29H/30H<1), низкие значения индекса 
гомогопана (35H/34H<1) во всех исследо-
ванных нефтях м. Акшабулак Централь-
ный, Акшабулак Восточный и Акшабулак 
Южный свидетельствуют о глинистости их 
нефтематеринской породы (далее – НМП) 
(рис. 10). Данное наблюдение также под-
тверждается высокими значениями соот-
ношений диастерана к стеранам, низкими 
значениями дибензотиофена к фенантре-
нам, определенными нами в 2015 г.
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Рисунок 8. Тригонограмма стерана в нефтях Акшабулакской группы

Рисунок 9. Тригонограмма гопанов в нефтях
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Рисунок 10. Масс-фрагментограммы терпанов m/z 191 в представительных нефтях

Термическая зрелость и направле-
ние миграции УВ. Под зрелостью подраз-
умевается то состояние НМП, когда она 
может производить углеводороды. Услов-
но существует 3 этапа генерации: ранняя 
стадия, пик зрелости и поздняя стадия. В 
ранней стадии генерируются относительно 
менее зрелые нефти, в то время как в пик 
зрелости образуются более зрелые нефти. 

Даже в пик зрелости и поздней стадии 
генерации НМП под влиянием возрастаю-
щих температур и давления увеличивается 
термическая зрелость нефти, и в нефте-
материнской породе происходит крекинг 
высокомолекулярных н-алканов с обра-

зованием низкомолекулярных гомологов, 
вследствие чего молекулярные массы и 
плотность пластовой нефти уменьшаются 
со зрелостью.

В этой работе для определения тер-
мической зрелости нефти применялись 2 
графика зависимости (29Ts/29Tm vs Ts/Tm 
и триароматические стероиды TAS 20+21/
tot против MPI (1)), которые возрастают по 
мере увеличения термической зрелости 
нефти (рис. 11 и 12). По результатам этих 
графиков выявлено, что нефти Восточного 
Акшабулака термически менее зрелые, чем 
нефти Акшабулака Центрального и Акша-
булака Южного, несмотря на свои глубокие 
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залегания (2100–2200 м), хотя исключения 
составляют пробы скв. 37 (Южный Акшабу-
лак) и 501 (Центральный Акшабулак).

Термически менее зрелые нефти из 
глинистых НМП обычно имеют относитель-
но низкие значения давления насыщения 
и газового фактора по сравнению с более 
зрелыми образцами. Данное наблюдение 
подтверждается результатами анализов 

глубинных проб нефти (табл. 2). Как вид-
но из табл. 2, нефти Восточного Акшабу-
лак имеют относительно низкие значения 
газосодержания и давления насыщения 
и, соответственно, более высокие моле-
кулярные массы по сравнению с нефтями 
Акшабулака Центрального и Акшабулака 
Южного.

Если посмотреть латерально, то тер-

Рисунок 11. График зависимости терпанов С27Ts/Tm от C29Ts/Tm в нефтях 
Акшабулакской группы

Рисунок 12. График зависимости соотношений триароматических стероидов TAS 
против индекса метилфенантрена в нефтях Акшабулакской группы
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Таблица 2. PVT характеристики некоторых представительных нефтей 
Акшабулакской группы [3]

№ Месторождения № скв.
Интервал 
перфора-

ции, м

Газосодер-
жание, м³/м³

Давление 
насыщения, 

МПа

Молек. 
масс, г/
моль

1 Акшабулак Восточный №2 2024–2028 47,82 4,75 230

2 Акшабулак Восточный №39 1806–1810 49,53 5,22 232

3 Акшабулак Центральный №500 1867 122 12,31 214

4 Акшабулак Центральный № 356 1810 137,13 14,15 192

5 Акшабулак Центральный №445 1832 141,61 14,58 218

6 Акшабулак Южный № 57 1872–1879 75,96 6,77 214

мическая зрелость проб увеличивается 
с Акшабулака Восточного в сторону Цен-
трального Акшабулака и далее Южного 
Акшабулака, что также может указывать на 
направление миграции УВ.

Если учесть, что нефть состоит из 4 
фракций (насыщенной, ароматической, 
асфальтеновой и смол), обычно асфаль-
теновые и смолистые компоненты нефти 
сорбируются породами на путях мигра-
ции, в результате чего уже более легкие 
фракции (более зрелые) УВ мигрируют 
дольше, и в направлении миграции наблю-
дается уменьшение плотности нефти. В 
связи с этим в этой работе определялась 
плотность 39 проб нефти, на которых про-
водился биомаркерный анализ. По резуль-
татам выявлено, что нефти Акшабулака 
Восточного утяжеляются по возрастанию 
глубины залегания, хотя такая тенденция 
не наблюдается для нефтей Акшабулака 
Центрального и Акшабулака Южного. При 
этом сопоставление средних значений 
плотности исследованных нефтей пока-
зали, что нефти Восточного Акшабулака 
более тяжелые (840 г/м³), чем нефти Цен-
трального Акшабулака (836 г/м³) и Южно-
го Акшабулака (822 г/м³). Таким образом, 
миграционный путь нефти Восточного Ак-
шабулака был относительно коротким, что, 
в свою очередь, отразилось на большем 
сохранении асфальтеновых и смолистых 

компонентов при потерях во время мигра-
ции. Наличие газовых шапок в горизонтах 
Ю-0-2а, б и Ю-3 Акшабулака Южного также 
подтверждает, что их нефти генерирова-
лись последними, т.к. при поздней стадии 
генерации образуется не только нефть, но 
и газ вне зависимости от типа керогена.

Визуальное сравнение масс-фраг-
ментограмм. Для визуального под-
тверждения наличия 5 разных нефтей были 
сопоставлены масс-фрагментограммы сте-
ранов на m/z 217 (рис. 13) и диастеранов на  
m/z 259 (рис. 14). В отличие от нефтей 
Прикаспийского и Мангышлакского бассей-
нов, в нефтях Южно-Тургайского бассейна 
фиксируются мизерные концентрации три-
циклических/тетрациклических терпанов, 
и сопоставление имеющихся пентацикли-
ческих терпанов в нефтях Акшабулакской 
группы менее информативно, в связи с 
чем при сравнении применялись стераны 
и диастераны. По результатам визуаль-
ного сравнения стеранов и диастеранов 
выявлено, что сигналы этих биомаркеров 
в нефтях скв. 37 отличаются от сигналов 
остальных нефтей Акшабулакской груп-
пы, что подтверждает результаты фингер-
принтинга. Нефти группы 3 и 4 обладают 
идентичными биомаркерными составами 
на масс-фрагментограммах стеранов и ди-
астеранов (рис. 13 и 14), что указывает на 
их генетическое единство.
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Рисунок 13. Масс-фрагментограмма стеранов (m/z 217) в представительных 
пробах нефти

Рисунок 14. Масс-фрагментограмма диастеранов (m/z 259) в представительных 
пробах нефти
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Выводы
В этой работе представлены результаты 

фингерпринтинга нефти по всему добыва-
ющему фонду м. Акшабулак Центральный 
(112 проб), Акшабулак Южный (11 проб) и 
Акшабулак Восточный (5 проб) в целях опре-
деления типов нефтей, изучения флюидосо-
общаемости пород-коллекторов в пределах 
месторождений Акшабулакской группы. Ре-
зультаты были обработаны тремя подходами 
(зведзная диаграмма, дендрограмма и РСА 
анализ) на разных програмных обеспечени-
ях. Сопоставление результатов дубликата, 
обработанного разными подходами, давало 
идентичные результаты, что указывает на 
высокую их достоверность и исключает ла-
бораторные ошибки от этапа отбора проб до 
обработки данных. 

По результатам обработки полученных 
данных выявлено 4 основных группы нефтей 
во всех продуктовных горизонтах изучаемого 
участка.

К первой группе нефти (красные) отно-
сятся нефти объекта разработки I, в основ-
ном, южного свода Центрального Акшабула-
ка и всех объектов северного свода Южного 
Акшабулака, хотя такой тип нефти преобла-
дает в объектах III, IV и V (и возвратном объ-
екте) северного и южного свода Центрально-
го Акшабулака, что указывает на хорошую 
флюдосообщаемость пород в пределах этих 
продуктивных горизонтов. Идентичность 
фингерпринтинга некоторых нефтей объекта 
I и III дает основание предположить присут-
ствие в отдельных участках северного и юж-
ного свода Центрального Акшабулак следов 
восходящей вертикальной миграции из ни-
жележащих горизонтов.

Вторую группу образуют нефти (зеле-
ные) скважин, разрабатываемых на объекте 
I северного свода Центрального Акшабулак, 
хотя такой тип также прослеживается в неко-
торых скважинах южного свода данного ме-
сторождения (скв. 462, 237, 238 и т.д). 

В третью группу попадают нефти (синие) 
руслового отложения (объект II) Центрально-
го Акшабулак. Вероятно, палеорусловые за-
лежи (глубина 1700–1500 м) на Центральном 
Акшабулаке образовались за счет миграции 
УВ из нижней части Восточного Акшабулак 
(глубина 2000–2100 м) через русло. Мигра-
ционный путь нефти Восточного Акшабулака 
был относительно коротким, что, в свою оче-
редь, отразилось на большем сохранении 
асфальтеновых и смолистых компонентов 
при потерях во время миграции. Конечно, 

незакономерное изменение генетических па-
раметров в исследованных нефтях подгруп-
пы (желтые), скорее всего, вызваны либо 
смешением с нефтью группы 3, либо воздей-
ствием миграции на состав нефти.

К последней четвертой группе отно-
сится одна проба нефти (коричневая) со  
скв. 37, вскрывающей русло 13 на Южном 
Акшабулаке. Наблюдаемая аномальность 
составов нефти скв. 37, которая находится 
на периферии месторождений, дает осно-
вание предполагать наличие отдельного 
изолированного участка, возможно, в пре-
делах русла, которое необходимо локали-
зовать для рационализации разработки за-
лежи. Наличие газовых шапок в горизонтах 
Ю-0-2а, б и Ю-3 Южного Акшабулака также 
подтверждает, что их нефти генерировались 
последними, т.к. при поздней стадии генера-
ции образуется не только нефть, но и газ, вне 
зависимости от типа керогена. Залежи объ-
ектов III-IV Южного Акшабулака формиро-
вались за счет поступления и смешения УВ 
флюидов из северо-восточного направле-
ния, т.е. из объекта III Центрального Акшабу-
лака, хотя глубины залегания этих объектов 
двух месторождений сходны и варьируются 
в пределах 1733–1867 м. 

Биомаркерный анализ проводился на 
39 пробах нефти, охватывающих все выде-
ленных групп, в целях определения генети-
ческой связи между ними и характеристики 
их нефтематеринской породы. Результаты 
биомаркерного анализа хорошо согласуются 
с выводом фингерпринтинга. 

Суммируя вышеизложенные, на осно-
вании выполненных работ на площади вы-
деляется несколько перспективных зон на-
копления углеводородов для приращения 
ресурсов и запасов УВ в будущем:

К первой зоне возможного накопления 
УВ относятся продолжение руслового отло-
жения №13, которую вскрывает скв. 37 на 
Акшабулак Южный. Нефть данной скважины 
имеет совершенно другой генезис и отпечат-
ки. 

Ко второй зоне возможного накопления 
УВ относятся русловые отложения между 
м. Акшабулак Южный и м. Акшабулак Цен-
тральный (II-объект).

Но нужно отметить, что результаты вы-
полненных исследований представляют цен-
ную информацию только при интеграции со 
соответствующими геологическими и сейс-
мическими данными.
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МҰНАЙ ТҮРЛЕРІН АНЫҚТАУ ҮШІН «АҚШАБУЛАҚ» ТОПТАРЫ 
МҰНАЙЫН ФИНГЕРПРИНТИНГ ЖӘНЕ БИОМАРКЕРЛІК ТАЛДАУ 

НӘТИЖЕЛЕРІ
Е.Ш. Сейтхазиев, Р.Н. Өтеев, М.К. Мұстафаев, Ш. Лю,  

Н.Д. Сәрсенбеков, А.К. Досмухамбетов

Бұл мақалада мұнай түрлерін анықтау үшін Ақшабұлақ тобындағы үш 
кен-орнының барлық өндіру ұңғымаларынан алынған 128 мұнай сынамасына 
жасалған фингерпринтинг нәтижелері берілген. Осы талдау нәтижелері бой-
ынша мұнайлардың төрт тобы анықталды: Бірінші топқа (қызыл) Орталық 
Ақшабұлақ кен-орнындағы екі күмбезде қалыптасқан төменгі объектілердің 
(III-IV-V) және оңтүстік күмбезде қалыптасқан жоғарғы I объектінің және 
Оңтүстіктің Ақшабұлақ кен-орнындағы солтүстік күмбезде қалыптасқан 
барлық объектілердің мұнайлары жатады. Мұнайдың екінші тобы (жасыл) Ор-
талық Ақшабұлақтың солтүстік күмбезіндегі I объектіні игеретін ұңғымалар-
да анықталды, ал Шығыс Ақшабұлақ горизонттары мен Орталық Ақшабұлақ 
палео-шөгінділерінде мұнайлар (көк) үшінші топты құрайды. Төртінші топқа 
Оңтүстік Ақшабұлақтағы № 13 тесіп өтетін №37 ұңғымадан шыққан табиғи 
көзі бөлек мұнай сынамасы жатады. 

39 мұнай сынамасына биомаркерлік талдау жүргізілді, нәтижесінде мұнай-
лар көлдік ортада шөккен терригенді (сазды) органикалық заттан пайда 
болғаны анықталды. Термикалық параметрлері бойынша Шығыс Ақшабұлақ 
мұнайлары терең жатқанына қарамастан Орталық Ақшабұлақ пен Оңтүстік 
Ақшабұлақ мұнайларына қарағанда термикалық аз жетілген. Қорытындыда 
атқарылған жұмыстардың негізінде болашақта көмірсутек ресурстары мен 
қорларын ұлғайту үшін көмірсутектердің перспективалы жинақтау аймақта-
ры ұсынылған. Дегенмен, жүргізілген зерттеулердің нәтижелері расталған 
геологиялық және сейсмикалық деректермен біріктірілген жағдайда ғана құн-
ды ақпарат беретінін атап өту керек.
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FINGERPRINTING AND BIOMARKER ANALYSIS OF OIL FROM 
AKSHABULAK GROUP FOR DETERMINING OIL TYPES

Y.Sh.Seitkhaziyev, R.N. Uteyev, M.K.Mustafaev, Sh. Liu N.D. Sarsenbekov, 
 A.K. Dosmukhambetov

This article presents the results of fingerprinting of 128 oil samples derived from 
all production wells of three Akshabulak group fields to determine the types of oils. 
Based on the results of this analysis, four groups of oils were identified: The first group 
includes oils (red) of the lower hydrocarbon pay zones (III-IV-V) in Akshabulak Central, 
the upper zones of the I southern dome of Akshabulak Central and all pay zones of the 
northern dome at Akshabulak South. The second group of oils (green) was identified 
in the wells exploiting pay zone I in the northern dome of Akshabulak Central, while 
oils (blue) in the productive horizons of Akshabulak East and paleochannel sediments 
of Akshabulak Central form the third group. The fourth group includes one oil sample 
with different genesis from well № 37, which penetrates paleo-channel № 13 at South 
Akshabulak.

Biomarker analysis was carried out for 39 oil samples, according to which the 
oils were formed in terrigenous (clayey) organic matter, deposited in lacustrine 
environment. In terms of thermal parameters, the oils of the Eastern Akshabulak are 
less mature than the oils of the Central Akshabulak and the South Akshabulak, despite 
their relative deeper depths. Based on the work performed, the conclusion presents 
the prospective hydrocarbon accumulation zones suitable for increasing hydrocarbon 
resources and reserves in the future. However it should be noted that the results 
of the studies performed provide valuable information only when integrated with the 
corresponding geological and seismic data.

Key words: biomarkers, oil fingerprinting, sterane, diasterane, oil source rock, 
thermal maturity, correlation.
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ВЛИЯНИЕ ОБВОДНЕННОСТИ И ТЕМПА ОХЛАЖДЕНИЯ  
НА ТЕКУЧЕСТЬ НЕФТЕЙ

УДК 622.276.58

ВЛИЯНИЕ ОБВОДНЕННОСТИ И ТЕМПА ОХЛАЖДЕНИЯ НА 
ТЕКУЧЕСТЬ НЕФТЕЙ
Ф.Б. Исмайылова

Нефтям с аномальными свойствами присущи большие значения плотности, 
вязкости, высокое содержание парафиновых углеводородов и асфальтено-смо-
листых веществ (до 30%), высокая температура застывания (35–38°С), что 
повышает вероятность осложнения процесса добычи, промыслового сбора и 
подготовки нефтей. По этой причине для многих стран с холодными климати-
ческими условиями проблема улучшения низкотемпературных свойств нефтей 
является одной из самых актуальных в решении проблем добычи и транспорта 
трудноизвлекаемых нефтей. Исследования последних лет показывают, что 
большое влияние на реологические свойства природных нефтяных смесей при 
термообработке оказывают скорости процессов нагрева/охлаждения. Опыт 
эксплуатации нефтяных месторождений показывает, что в системах сбора и 
транспортировки нефти в силу обводненности нефтей и агрессивности пла-
стовых вод часто образуются стойкие нефтяные эмульсии, осложняющие то-
варную подготовку нефтей.

В статье приведены результаты исследований по изучению влияния факто-
ра обводненности на транспортировку скважинной продукции, а также влияния 
темпа охлаждения на температуру застывания нефтяных эмульсий. Лабора-
торные исследования показали, что увеличение содержания воды в эмульсиях 
до 40% и более приводит к значительному росту вязкости во всем темпера-
турном диапазоне. Показано также, что увеличение обводненности повышает 
температуру застывания нефти на 7-140°С.

Ключевые слова: вязкость, эмульсия, обводненность, темп охлаждения, рео-
логические свойства, смола, асфальтены, парафины, кривые течения.

Введение
Известно, что в процессах добычи нефти 

и её транспортировки по нефтепромысло-
вым трубопроводам происходит интенсив-
ное обводнение и перемешивание разно-
сортных нефтей. В результате полученная 
смесь и её реофизические свойства сильно 
отличаются от свойств исходной нефти. При 
этом, как правило, изменение свойств в не-
фтяных эмульсиях часто носит аномальный 
характер [1–8].

Важнейшими техническими характери-
стиками тяжелых природных нефтей явля-
ются их вязкость и реологические свойства. 
Эти характеристики определяют методы 
и продолжительность сливно-наливных 
операций, условия перевозки и перекачки, 
гидравлические сопротивления при транс-

портировке топлива по трубопроводам. 
Один из распространенных методов моди-
фикации реологических свойств тяжелых 
нефтей состоит в их тепловой обработке. 
Результаты исследований показывают, что в 
отличие от распространенного убеждения, 
термическая обработка природных нефтей 
не обязательно приводит к улучшению их 
реологических свойств [9].

Существенный положительный эффект 
термообработки наблюдается лишь при ус-
ловии некоторого оптимального соотноше-
ния температуры обработки и температуры 
последующей эксплуатации. Более того, 
при сравнительно небольших отклонениях 
от оптимальных условий термообработка 
может приводить к резкому ухудшению па-
раметров текучести жидких сред вплоть до 
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полного их застывания.
Проведены лабораторные исследова-

ния по изучению особенностей влияния 
обводненности аномальных нефтей на ре-
ологические свойства эмульсий. В качестве 
объекта исследования выбрана смолистая 
и высокопарафинистая дегазированная 
нефть м. Мурадханлы, состав которой пред-
ставлен в табл. 1.

Как видно из табл. 1, исследуемая нефть 
характеризуется значением плотности  
845,9 кг/м3, высоким содержанием парафи-
новых углеводородов и асфальтено-смо-
листых веществ до 27% вес, обусловлива-
ющих высокую температуру её застывания 
(31°С).

Исследования сырых нефтей и нефтя-
ных эмульсий различного происхождения 

Таблица 1. Физико-химические свойства исследуемой дегазированной нефти

Плотность, кг/м3
Вязкость динами-
ческая при 20˚C, 

мПа-с

Содержание, % вес.

парафины смолы асфальтены

845,9 125,5 17,15 9,12 0,68

отчетливо продемонстрировали различие 
их реологических свойств. Наиболее важ-
ная, с точки зрения применения, реоло-
гическая характеристика нефтей – это их 
вязкостные свойства (кривые течения), 
поскольку основные инженерные пробле-
мы связаны с задачей транспортировки 
нефти на дальние расстояния. При этом 
следует учитывать, что сырая нефть – не-
стабильный материал, и её реологические 
и транспортные характеристики зависят от 
предыстории материала, которая опреде-
ляет состояние кристаллизующихся компо-
нентов. Кроме того, реологические свойства 
сырой нефти могут быть очень разнообраз-
ными и в сильной степени зависящими от 
её состава. Соответственно, реологические 
свойства сырой нефти варьируются от вяз-
кой жидкости до вязко-пластичной среды 
с четко выраженным пределом текучести. 
К тому же реологические свойства многих 
нефтей в высокой степени чувствительны 
к изменению температуры, особенно если 
температуры транспортировки и кристал-
лизации содержащихся в нефти парафинов 
близки по значению [4, 5, 9].

Реологические испытания нефтей с 
различными степенями обводненности 
были проведены на реометре MCR 502 в 
диапазоне температур от 20 до 50°С. Кри-
вые течения τ=f (γ) снимались в начале для 
безводной нефти, затем обводненной на 
10–90%.

Реологические исследования безводной 

нефти показали, что исследуемая нефть 
при высоких температурах ведет себя как 
ньютоновская жидкость, т.к. структура жид-
кости полностью разрушается. При темпе-
ратуре ниже 40°С вязкость увеличивается, 
проявляются аномально вязкие свойства в 
связи с кристаллизацией и ростом концен-
трации выделившихся парафинов в объеме 
нефти. При температурах 20 и 30°С безво-
дная нефть обладает вязко-пластичными 
свойствами. 

Реологические зависимости вязкости 
эмульсий от температуры при различных 
степенях обводненности приведены на  
рис. 1.

Как видно из рис.1, вязкость эмульсии 
при температурах выше 40°С слабо зависит 
от температуры и обводненности. Эмульсии 
с содержанием воды 10 и 20% по вязкости 
близки к исходной нефти во всем темпера-
турном интервале от +30 до 60°С. Увеличе-
ние содержания воды в нефти до 40% суще-
ственно сказывается на вязкости эмульсии; 
при температурах 20–50°С вязкость возрас-
тает значительно по сравнению с исходной 
нефтью. 

Проведенные лабораторные исследо-
вания показали, что, в отличие от темпера-
туры 20°С, увеличение содержания пласто-
вой воды в нефтяных эмульсиях более 60% 
приводит к значительному росту вязкости 
при температурах 30, 40 и 50°С (рис. 2).

Проведены также специальные лабора-
торные исследования по изучению влияния 
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Рисунок 1. Зависимость вязкости нефти от температуры при различных 
значениях её обводненности

1÷7, соответственно, при обводненности 0, 10, 20, 30, 40, 70, 80 и 90%

Рисунок 2. Зависимость вязкости эмульсии от степени её обводненности при 
разных температурах

темпа охлаждения на температуру засты-
вания реологически сложных нефтяных 
эмульсий. Процесс охлаждения эмульсий 
различной обводненности 65-90% был про-
веден в лабораторных условиях, в среде с 
постоянной температурой в диапазоне от 
0 до 35°С. Пробирку с эмульсией, нагретой 
до 50°С, помещали в криостат, что позво-
ляло поддерживать заданную температуру, 
со смесью, охлажденной до 0°С, и засека-
ли время. При достижении температуры 

эмульсии 35°С секундомер останавливали 
и фиксировали значение времени, а иссле-
дование продолжали для определения тем-
пературы застывания. Аналогично повторя-
ли исследования с эмульсией в криостате 
со смесью, охлажденной до 5, 10, 15, 20, 25, 
30, 35°С.

Результаты полученных значений вре-
мени охлаждения эмульсии при различных 
значениях обводненности и температуры в 
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Таблица 2. Время охлаждения эмульсии при различных значениях обводненности 
и температуры в криостате, мин

Таблица 3. Температура застывания при различных степенях обводненности и 
темпах охлаждения эмульсии

Обводнен-
ность, %

Температура в криостате, °С

0 5 10 15 20 25 30 35

65 3,07 3,27 4,03 4,43 5,40 7,32 10,45 22,41

70 3,32 3,56 4,16 4,59 6,44 6,04 10,24 21,34

75 3,39 3,48 4,24 4,58 5,54 7,18 10,05 20,25

80 3,08 3,29 3,47 4,22 5,38 6,56 9,56 18,42

85 2,57 3,39 4,05 4,44 5,18 6,49 9,03 18,51

90 3,13 3,42 3,57 4,36 5,33 6,56 9,05 20,45

криостате представлены в табл. 2.
Из табл. 2. видно, что, чем выше тем-

пература окружающей среды, тем больше 
нужно времени для снижения температуры 
эмульсии от 50 до 35°С.

Темп охлаждения характеризует относи-
тельную скорость изменения температуры 
тела во времени. Точность определения 
темпа охлаждения связана в основном с 
определением времени τ.

Используя полученные результаты 
(табл. 2), были вычислены значения темпа 

охлаждения  по следующей формуле:
m = Δt / τ, °С/мин             (1)

где ∆t = 15°С;
τ – время охлаждения эмульсии от 50 до 

35°С, мин.

Результаты вычислений значений тем-
па охлаждения и температуры застывания 
при различных значениях обводненности 
эмульсии представлены в табл. 3.

Из табл. 3 видно, что с повышением тем-

Об-
воднен-
ность, %

Темп охлаждения, °С/мин

Температура застывания, °С

65
4,89 4,58 3,72 3,39 2,78 2,05 1,44 0,67

40 39 38 38 38 38 37 37

70
4,52 4,21 3,61 3,27 2,48 2,33 1,46 0,70

41 40 40 39 38 37 37 36

75
4,42 4,31 3,54 3,28 2,71 2,09 1,49 0,74

43 41 41 40 39 39 37 37

80
4,87 4,56 4,32 3,55 2,79 2,29 1,57 0,81

43 41 41 41 41 40 39 39

пературы окружающей среды (температуры 
в криостате) наблюдается понижение темпа 
охлаждения эмульсии. На основании дан-
ных табл. 3 была построена зависимость 
температуры застывания нефти от темпа 
её охлаждения при различных значениях 
обводненности (рис. 3). Как видно из рис. 3, 
с увеличением темпа охлаждения нефтяной 
эмульсии температура её застывания повы-

шается. Таким образом, проведенные ис-
следования по влиянию содержания воды 
в нефти и темпа охлаждения на темпера-
туру застывания эмульсий показали, что 
увеличение обводненности повышает тем-
пературу застывания эмульсии на 9÷11°С 
по сравнению с исходной (дегазированной) 
нефтью.

Влияние степени обводненности на 
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Рисунок 3. Изменение температуры застывания от темпа охлаждения эмульсий 
при различных значениях обводненности

1÷4 при обводненности 65, 70, 75, 80% соответственно

температуру застывания нефти было ис-
следовано также на примере нефти м. 
Алят-дениз (скв. 44). Плотность и вяз-
кость сырой нефти обводненностью 42% 
составили соответственно 897 кг/м3 и  
132 мПа•сек, а содержание парафина, смол 

и асфальтенов соответственно 19,25, 10,12 
и 0,90% вес. Результаты исследований по-
казали, что в отличие от предыдущей неф-
ти, значительный рост вязкости эмульсий 
происходит при значениях обводненности 
до 10% (рис. 4). 

Рисунок 4. Изменение температуры застывания нефти  
месторождения Алят-дениз от обводненности

Следует отметить, что влияние темпа 
охлаждения на температуру застывания 
отмечалось и при испытании товарных 
(обезвоженных, разгазированных, очищен-
ных) нефтей. Так, например, сравнение 
кривых изменения температур застывания 

сырой и товарной нефтей м. Алят-дениз 
от степени обводненности показали, что 
в обоих случаях, начиная с темпа охлаж-
дения 1,7°С/мин, происходит увеличение 
температуры застывания с различной ин-
тенсивностью (рис. 5).
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Рисунок 5. Влияние темпа охлаждения на температуру застывания нефти  
(Алят-дениз)

1 – товарная нефть, 2 – сырая нефть

Выводы
Проведенные исследования по вли-

янию содержания воды в нефти и темпа 
охлаждения на температуру застывания 
эмульсий на примере нефтей азербайд-
жанских м. Алят-дениз и Мурадханлы пока-
зали, что увеличение обводненности повы-
шает температуру застывания эмульсии на 
9÷11°С по сравнению с исходной (дегази-
рованной) нефтью. Влияние темпа охлаж-

дения на температуру застывания отмеча-
лось и при испытании товарных нефтей.

В результате проведенных исследо-
ваний установлено, что темп охлаждения 
определяется закономерностями кристал-
лизации парафинов. Для каждой нефтяной 
эмульсии существует определенный темп 
охлаждения, при котором температура за-
стывания оказывается минимальной.
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СУЛАНУ МЕН САЛҚЫНДАТУ ҚАРҚЫНЫНЫҢ МҰНАЙ 
АҒЫНЫНА ӘСЕРІ

Ф. Б. Исмайылов

Тығыздықтың, тұтқырлықтың жоғарғы мәндері, құрамында жоғары мөл-
шерлі (30% - ға дейін) парафинді көмірсутектер мен асфальт-шайырлы зат-
тары бар, қату температурасы жоғары (35-38°с), қалыптан тыс қасиеттері 
бар мұнайларға тән келеді. Бұл жағдайлар, мұнай өндіру, жинау және дайындау 
процесін қиындатады. Осы себептен, суық климатты жағдайларда, көптеген 
елдер үшін мұнайдың температуралық төменгі қасиеттерін жақсарту мәсе-
лесі шығарылуы-қиын мұнайды өндіру және тасымалдау мәселелерін шешудегі 
ең өзекті мақсаттардың бірі болып табылады. Соңғы жылдардағы зерттеу-
лер жылумен өңдеу кезінде табиғи мұнай қоспаларының реологиялық қасиет-
теріне қыздыру/салқындату процестерінің жылдамдығы үлкен әсер ететін-
дігін көрсетті. Мұнай кен-орындарын пайдалану тәжірибесі көрсеткендей, 



118 Вестник нефтегазовой отрасли Казахстана № 4 (9) 2021

Ф.Б. Исмайылова

мұнайды жинау және тасымалдау жүйелерінде мұнайдың сулануы мен резерву-
ар суларының агрессивтілігі мұнайдың тұрақты мұнай эмульсияларының жиі 
пайда болуына және де бұл жағдай мұнайды тауарлық деңгейге дейін дайындау         
барысында үлкен қиындықтарға әкеліп соқтырады. 

Мақалада ұңғыма өнімін тасымалдауға сулану факторының әсері, сондай-ақ 
салқындату қарқынының мұнай эмульсияларының қату температурасына 
әсері бойынша зерттеулер нәтижелері келтірілген. Зертханалық зерттеу-
лер көрсеткендей, эмульсиялардағы су мөлшерінің 40%, немесе одан да көп 
болуы, температураның барлық шектік аралықтарында тұтқырлықтың ай-
тарлықтай өсуіне әкелді. Сондай-ақ, су көлемінің ұлғаюы мұнайдың қату тем-
пературасын 7-140°C-қа көтеретіні көрсетілген.

Түйін-сөздер: тұтқырлық, эмульсия, сулану, салқындату қарқыны, реологи-
ялық қасиеттері, шайыр, асфальтендер, парафиндер, қисық ағымдар.

INFLUENCE OF WATER CUT AND RATES  
OF COOLING ON OIL FLOW

F.B. Ismayilova

Oils with anomalous properties are characterized by large values of density, 
viscosity, high content of paraffinic hydrocarbons and asphaltene-resinous substances 
(up to 30%), high pour point (35–38°C), which increases the likelihood of complications 
in the processes of production, field gathering and oil treatment. Therefore, for many 
countries with cold climatic conditions, the problem of improving the low-temperature 
properties of oils is one of the most pressing problems in the production and 
transportation of hard-to-recover oils. Recent studies show that the rates of heating 
/ cooling processes have a great influence on the rheological properties of natural 
oil mixtures during heat treatment. The experience of operating oil fields shows 
that in oil gathering and transportation systems, due to the water cut of oils and the 
aggressiveness of formation waters, persistent oil emulsions are often formed, which 
complicate the commercial preparation of oils.

The article presents the results of studies of the influence of the water cut factor on 
the transportation of well products, as well as the effect of the cooling rate on the pour 
point of oil emulsions. Laboratory studies have shown that an increase in the water 
content in emulsions of more than 40% leads to a significant increase in viscosity over 
the entire temperature range. It is also shown that an increase in water cut increases 
the pour point of oil by 7-14°С.

Key words: viscosity, emulsion, water cut, cooling rate, rheological properties, 
resin, asphaltenes, paraffins, flow curves.
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ется Авторам на доработку по замечаниям рецензентов и редакции, после чего она по-
вторно рецензируется, и редколлегия вновь решает вопрос о приемлемости рукописи для 
публикации. Переработанная рукопись должна быть возвращена в редакцию в течение 
недели после получения авторами отзывов, в противном случае рукопись рассматрива-
ется как вновь поступившая. Рукопись, получившая недостаточно высокие оценки при 
рецензировании, отклоняется как не соответствующая уровню или профилю публикаций 
журнала.

Авторы несут ответственность за достоверность и значимость научно-практических 
результатов и актуальность научного содержания работ. Не допускается плагиат – неза-
конное использование материалов опубликованных работ: статей, монографий, патентов 
и др., являющихся предметом чужого творческого труда.

Редколлегия принимает на рассмотрение рукописи на казахском, русском или англий-
ском языках, присланные по электронной почте в форме присоединенных файлов, обо-
значаемых по фамилии первого автора (например, «Айтбаев.doc») на электронный адрес 
редакции vestnik@kmg.kz.

На всех стадиях работы с рукописями, а также для общения с авторами и рецензента-
ми редакция использует электронную почту, поэтому авторы должны быть очень внима-
тельны к указанному в рукописи электронному адресу и должны своевременно сообщать 
о происшедших изменениях.

Публикации рассматриваются 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 материал 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 рукопи-
сью выяснится, что аналогичный материал (возможно, под другим названием и с другим 
порядком авторов) направлен в другой журнал, статья немедленно возвращается авто-
рам, о происшедшем сообщается в журнал, принявший к рассмотрению этот материал.
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2. Требования к статьям
Статья включает в себя индекс УДК, название и текст статьи, резюме, ключевые сло-

ва, список литературы, рисунки, таблицы, сведения об авторах. Все страницы рукопи-
си, в том числе таблицы, рисунки 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 та-
блиц обозначаются по фамилии первого автора с указанием номера рисунка или таблицы 
(Айтбаев_рис1, Айтбаев_табл2). Также отдельным файлом присылается информация об 
авторах. Все материалы вносятся в одну папку с названием по фамилии первого автора 
и архивируются с помощью стандартных архиваторов WinRAR. 

Представленные для опубликования материалы должны удовлетворять следующим 
требованиям:

1. Статья должна содержать результаты оригинальных научных исследований по 
актуальным проблемам нефтегазовой отрасли, ранее не опубликованные и не предна-
значенные к публикации в других изданиях. Статья сопровождается разрешением на опу-
бликование от учреждения, в котором выполнено исследование. В разрешении указыва-
ется отсутствие информации по объектам прав интеллектуальной собственности (в том 
числе авторских прав, прав на изобретение, полезную модель, промышленный образец, 
прав на защиту нераскрытой информации от незаконного использования и иных прав), и 
материалы статьи не влекут нарушения прав интеллектуальной собственности иных лиц.

2. Заголовок статьи должен быть коротким и информативным, по возможности без 
аббревиатур, особенно если они относятся к узкой тематике. Печатается заголовок про-
писными буквами шрифтом Arial, 14, полужирный, посередине строки, без отступа, меж-
строчный интервал – 1,15. Перед заголовком пишется класс универсальной десятичной 
классификации (УДК) для того, чтобы систематизировать узкое направление статьи.

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

4. Ключевые слова – пишутся на одной строке, через двоеточие, не более 10 слов 
или словосочетаний, шрифтом Arial, размер 12, курсив, отступ 1,25, межстрочный интер-
вал – 1,15.

5. Нумерация рисунков и таблиц должна быть последовательной Таблицы и рисун-
ки не должны быть вырезаны из других материалов. Названия должны быть краткими, 
но информативными, печатаются шрифтом Arial, размер 12, полужирный, выравнивание 
– посередине без отступа, межстрочный интервал – 1. Название таблицы пишется сверху 
таблицы, а название рисунка пишется под рисунком, после названия точка не ставится. 

6. Размер шрифта Arial рисунков и таблиц – от 8 до 12. Не использовать в столбцах 
и строках одинаковую информацию. Лучше вынести ее в преамбулу таблицы или в после-
табличную запись, используя шрифт Arial, размер 10.

7. Информация на рисунках должна быть читаемой. При использовании обозначе-
ний в подрисуночной/подтабличной надписи дается расшифровка условных обозначе-
ний, используя шрифт Arial, размер 12, курсив, межстрочный интервал – 1.

8. Основной текст должен быть логически структурированным. Рекомендуется ис-
пользовать следующие подзаголовки: введение, основная часть, расчетная часть, экс-
периментальная часть, результаты и обсуждение, выводы и заключение, список исполь-
зованной литературы. Печатается шрифтом Arial, размер 12, через 1,15 компьютерного 
интервала, между словами – 1 пробел, абзац (отступ) – 1,25 см, поля – верхнее и нижнее 
– 2 см, левое –3 см, правое – 1,5 см.

9. Размер статьи – не более 10 стр. (статьи обзорного характера – 15–20 стр.). Ри-
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сунков, а также и таблиц, должно быть не более 10 ед. Упоминания в тексте рисунков и 
таблиц следует оформлять так же, как и текст (шрифт Arial, размер 12), используя при 
этом краткую форму постоянной части названия («рис. 1», «табл. 2»).

10. Для набора сложных математических формул используется стандартный редак-
тор Equation Editor формул в программе Word.

11. Список литературы должен содержать только те публикации, на которые есть 
ссылки в тексте и которые приводятся в порядке упоминания в тексте. Список не должен 
превышать более 20 пунктов, предпочтительно современных изданий. Каждый источник 
упоминается в списке один раз, вне зависимости от того, как часто на него делается ссыл-
ка в тексте работы. Ссылки на номер источника в списке в тексте следует приводить в 
квадратных скобках. Оформление публикаций проводится по ГОСТу 7.1-2003.

Оформление статей в периодических журналах:
Фамилия, инициалы авторов, название статьи (без кавычек). – Название журнала (без 

кавычек), место издания (может быть название издательства), год, номер, страницы. 

Оформление монографий:
Фамилия, инициалы авторов, название монографии. – Издательство и место издания, 

год, общий объем, страницы цитаты. 
12. После списка литературы приводятся Название статьи, авторы, резюме и клю-

чевые слова сначала на казахском, потом на английском (это в случае если сама статья 
подготовлена на русском языке). Оформление данного материала проводится также, как 
представлены эти компоненты статьи на основном языке.

13. После этого приводится краткая информация об авторах, включающая ученую 
степень, звание, должность и организацию, электронную почту. Если авторы статьи рабо-
тают в одной организации, ее название пишется после всех авторов.

14. В отдельном файле, обозначенном (например, «Айтбаев_сведения об авторах») 
приводится более подробная информация, в частности, в обязательном порядке полный 
почтовый адрес и телефоны всех авторов, а также указание, кто будет вести переписку и 
отвечать на вопросы редакции.
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