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В настоящее время большинство разраба-

тываемых залежей нефти, газа и газового кон-

денсата относятся к категории сложнопостро-

енных месторождений. Специфика и основные 

трудности разработки таких залежей опреде-

ляются условиями их совместного залегания в 

продуктивном горизонте, резко различающих-

ся по компонентному составу и физическим 

свойствам, а также наличием подстилающей 

пластовой воды. При эксплуатации нефтегазо-

вых и нефтегазоконденсатных залежей важным 

являются первоочередность выработки запасов 

нефти и газа. Практически возможно осу-

ществление следующих основных вариантов: 

опережающаяразработка нефтяной оторочки, 

одновременная выработка запасов нефтяной 

залежи и газовой шапки и опережающая разра-

ботка газового пласта. Любая из этих систем 

разработки накладывает ограничения на усло-

вия извлечения одного из видов углеводород-

ного сырья – нефти, газового конденсата или 

пластового газа. Наиболее типичное осложне-

ние при разработке данных залежей является 

прорыв газа из газовой шапки в нефтяной 

пласт и подтягивание конуса газа или внедре-

ние нефти в газовую шапку. 

Для осуществления оптимальной безгазо-

вой выработки запасов нефти, необходимо 

определить их одновременно предельные де-

биты, а также соответствующие им предельные 

депрессии. Актуальным являетсярассмотрение 

таких задач для конкретных месторождений с 

использованием современных методических 

подходов к расчёту времени безгазовой экс-

плуатации скважин. Так, смещение акцентов в 

ближайшем будущем с добычи нефти из более 

простых по строению залежей на сложнопо-

строенные месторождения, требуют обобще-

ния опыта освоения и обоснования оптималь-

ных технологий их разработки. Выработка за-

лежей нефти с трудноизвлекаемыми запасами 

характеризуется рядом технических, техноло-

гических и экономических ограничений, со-

здающих препятствия для освоения таких объ-

ектов, а также ставящих под сомнение эффек-

тивность продолжения эксплуатации техноло-

гических комплексов. С другой стороны, опыт 

разработки таких залежей дает положительные 

примеры, как правило, на участках с благопри-

ятными геологическими условиями. Отсюда 

просматривается общая схема разработки 

трудноизвлекаемых запасов как сочетание де-

тальной структуризации залежей, геолого-

технологической систематизации запасов и 

целенаправленного подбора технологий к их 

разновидностям. Геологические критерии 

дифференциации разных групп трудноизвлека-

емых запасов всевозможные, при этом общая 

методология сводится к расчленению залежи 

как совокупности элементарных геологических 

тел на однородные элементы, поддающиеся 

опознанию и локализации посредством до-

ступной и массовой информации. 

В работе рассмотрен подход разработки 

обширных подгазовых зон и залежей крупных 

газонефтяных месторождений Западной Яку-

тии, где сложились предпосылки для его реа-

лизации. В результате обобщения информации 

об основных продуктивных пластах, содержа-

щих газонефтяные залежи, получено представ-

ление об условиях загазовывания продуктив-

ных нефтесодержащих горизонтов. На основа-

нии рассмотренных данных исследований по-

явилась возможность установить закономерно-

сти физико-термодинамических процессов, 

происходящих в залежи, а также использовать 

результаты при обосновании коэффициента 

извлечения и выборе оптимального варианта 

разработки. 

Среднеботуобинское нефтегазоконденсат-

ное месторождение расположено на террито-

рии Западной Якутии. В непосредственной 

близости от Среднеботуобинского месторож-

дения разведаны и числятся на госбалансеТаас-

Юряхское, Бес-Юряхское, Иреляхское, Мир-

нинское, Северо-Нилбинское, Хотого - Мур-

байское нефтегазоконденсатные и нефтяные 

месторождения, находящиеся на различной 

стадии освоения (в разведке, обустройстве или 

разработке). Согласно принятой схеме нефте-

газогеологического районирования территории 

Сибирской платформы Среднеботуобинское 

месторождение приурочено к Непско - Боту-

обинской нефтегазоносной области Лено-

Тунгусской нефтегазоносной провинции. В 

пределах нефтегазоноснойоблости (НГО) от-

крыт ряд месторождений нефти и газа, среди 

которых необходимо отметить уникальное по 

запасам газа с конденсатом Чаяндинское ме-

сторождение. Крупными по запасам нефти яв-

ляются Верхнечонское, Талаканское, Чаяндин-

ское, Ярактинское, Северо-Талаканское, Верх-

невилючанское месторождения [1, 2]. 

Среднеботуобинское месторождение явля-

ется крупным, как по запасам нефти, так и по 

запасам газа. Для месторождения характерно 

интенсивное проявление блоковой тектоники, 

которая привела к формированию четырех 



Оригинальные статьи 

 

 

 Vol. 3, № 2,  2019      Petroleum and gas: experience and innovation (Russia) 5 

крупных тектонических блоков: Центрального, 

Западного, Восточного и Северного, осложне-

ёных, в свою очередь, разломами более мелко-

го порядка. Все выделенные нарушения счи-

таются гидродинамическими барьерами. Дока-

занная нефтегазоносность месторождения свя-

зана в первую очередь с отложениями боту-

обинского горизонта, в котором содержится 

большинство запасов нефти и газа. Залежи газа 

с конденсатом открыты в отложениях улахан-

ского и талахского горизонтов курсовской сви-

ты венда, осинского горизонта билирской сви-

ты кембрия. Перспективы нефтегазоносно-

стисвязаны также с отложениями верхнебюк-

ской подсвиты, преображенским горизонтом 

успунской свиты, горизонтов Юр-I-III юрях-

ской свиты. Доказанная продуктивность Цен-

трального тектонического блока Среднеботу-

обинского месторождения связана с песчани-

ками ботуобинскогогоризонта венда и с ниж-

некембрийскими карбонатными отложениями 

билирской свиты – осинский горизонт, пласты 

О-I и О-II. Нефтегазоносность в пределах Се-

верного блока выявлено в четырех горизонтах 

– ботуобинском, улаханском I, улаханском II, 

талахском. В пределах Восточного блока III 

вскрыт только ботуобинский продуктивный 

горизонт, улаханский горизонт имеет в преде-

лах месторождения локальное распростране-

ние и в восточных блоках отсутствует. Талах-

ский горизонт недостаточно изучен в пределах 

Северного блока, а в пределах Восточного 

блока IIIего перспективы не оценивались. 

Ботуобинский горизонт является основным на 

Среднеботуобинском месторождении. Макси-

мальный дебит нефти получен в скважине № 

Сбт-53 – 192 м
3
/сут, максимальный дебит газа 

в скважине № Сбт-86 – 1616 тыс.м
3
/сут, мак-

симальный дебит воды в сквине № Сбт-7 – 144 

м
3
/сут [3, 4]. 

Принимая решение о стратегии освоения 

месторождения, следует учитывать тот факт, 

что практика разработки нефтяных оторочек 

основана на организации барьерного заводне-

ния, регулировании темпов отборов нефти, газа 

и закачки воды с целью минимизации потерь, 

связанных с внедрением нефти в газовую часть 

залежей. Современная практика разработки 

запасов оторочек нефти перекрываемых газо-

вой шапкой и подстилающей водой, предпола-

гает широкое применение горизонтальных 

скважин. Важным является экономический ре-

зультат, который предопределяет порядок 

освоения запасов углеводородов, очередность 

и темпы разбуривания пластов, их статус: ос-

новной объект или объект возвратный [5, 6]. 

Применительно к газовой части нефтега-

зонденсатных залежей, ближайшая перспекти-

ва связана с вынужденным отбором прорывно-

го газа скважинами добывающего нефтяного 

фонда. В дальнейшем темпы добычи газа 

предполагаются индивидуальными для каждо-

го блока исходя из задач обеспечения утвер-

жденного КИК и сопряжения условий разра-

ботки нефтяной оторочки. 

Таким образом, с точки зрения геолого-

технологических условий, в пределах Цен-

трального тектонического блока Среднеботу-

обинского месторождения объектами разра-

ботки являются пласты Бт и О-I+II. 

Отбор керна проводился в процессе буре-

ния с целью изучения литологии, стратигра-

фии, коллекторских свойств пород, выявления 

в разрезе возможно продуктивных пород.  
Таблица 1 

Сведения о выносе керна из продуктивных пластов Среднеботуобинского месторождения 
 

Горизонт Пласт Залежь 
Число скважин с 

отбором керна 

Проходка, 

м 

Линейный  

вынос керна, м 

Вынос керна, 

% 

Осинский 
О-I 23 413,3 282,8 68,4 

O-II 18 252,2 168,1 66,7 

Всего: 41 665,5 450,9 67,8 

Ботуобинский Бт 

I 26 796,3 577,9 72,6 

II 8 178,1 119,8 67,3 

III 2 50,6 26,9 53,2 

IV 12 284,7 115,7 40,6 

V 7 189,7 153,7 81,0 

Всего: 55 1499,4 994,0 66,3 
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За весь период отбор керна проводился: из 

нижнекембрийских отложений чарской, толба-

чанской, эльгянской, нелбинской, юрегинской, 

билирской свит; из венд-нижнекембрийских 

отложений юряхской свиты, из вендских отло-

жений кудалахской, успунской, бюкской, кур-

совской свит и из отложений фундамента. 

Наибольшее количество кернового материала 

отобрано в интервалах залегания осинского 

продуктивного горизонта билирской свиты и 

ботуобинского продуктивного горизонта бюк-

ской свиты. Сведения о проходке с отбором 

керна, выносе керна из продуктивных пластов 

в скважинах Центрального блока и Курунгско-

го ЛУ представлены в табл. 1. 

Макроописание керна скважин Средне-

ботуобинского нефтегазоконденсатного место-

рождения осуществлялось геологами Средне-

Ленской НГРЭ ПГО «Ленанефтегазгеология». 

Микроизучение керна и определения коллек-

торских свойств в основном выполнены в ла-

бораториях ЯКТЭ и ЛЭИС ПГО «Ленанефте-

газгеология» и ВНИИГИСа, а по отдельным 

скважинам в лабораториях МИНХ и ГП, 

ВНИГРИ, ВНИИГАЗа, ВНИГНИ и Главтю-

меньгеологии. Стандартные исследования кер-

на пилотных стволов проводились институтом 

ИННГГ СО РАН, специальные исследования 

ОАО «ТомскНИПИнефть ВНК» и ЗАО «НИ-

ПИНЕФТЕГАЗ». Петрофизические исследова-

ния выполнены в лабораториях ВНИИГИСаи 

ПГО «Ленанефтегазгеология». Открытая пори-

стость определялась методом Преображенско-

го при насыщении образцов моделью пласто-

вой воды или керосином. Газопроницаемость 

определялась методом стационарной фильтра-

ции по воздуху на приборе ГК-5. Остаточная 

водонасыщенность определена в подавляющем 

большинстве случаев методом центрифугиро-

вания. Незначительный объем определений 

остаточнойводонасыщенности выполнен мето-

дами капилляриметрии: 25 образцов по сква-

жинам №№7, 9, 13, 25, 15 образцов (№ Сбт-70-

пилот) и 20 образцов (№ Сбт-26-пилот). При 

использовании капилляриметрии применялись 

мембраны, имеющие давление прорыва 3,5-4,0 

кг/см
2
. Выполнено 40 определений прямым, 

экстракционно-дистилляционным методом на 

герметизированных образцах керна, отобран-

ного в скв. № Сбт-85, вскрытие горизонта в 

данной скважине осуществлялось на растворе 

на нефтяной основе (РНО). Карбонатность по-

род оценивалась более чем для 70% выборки 

образцов, при этом оценивалось отдельно со-

держание кальцита и доломита [7, 8]. 

В 2012-2013 гг. в рамках доразведки Цен-

трального блока Среднеботуобинского НГКМ 

пробурены пилотные стволы в скважинах №№ 

3388, 3392, 3278 (из интервалов бюкской и 

курсовскойсвит отобран керн): скв. № 3388 – 

отобрано 28,2 м; скв. № 3392 – отобрано 63,0 

м; скв. № 3278 – отобрано 45,0 м. В комплекс 

исследований керна, отобранного из скважин 

№№ 3388, 3392, 3278 дополнительно были 

включены: определение битуминозности (пи-

ролитический анализ); определение смачивае-

мости; определение проницаемости на кубиче-

ских образцах в 3-х направлениях; опыты по 

определению влияния засоления на пори-

стость, проницаемость и смачиваемость; ОФП 

в трёх средах – нефть-вода, вода-газ, газ-нефть; 

определение коэффициента вытеснения нефти 

газом, нефти водой и газа водой; термический 

анализ – более точное определение содержания 

карбонатов и ангидритов. В 2013 г. на Курунг-

ском ЛУ пробурена разведочная скважина № 

Крн-1. Керн отобран из интервалов юрегин-

ской (отобрано 11,5 м), билирской (73,5 м), 

юреляхской (14 м), бюкской (54 м) и курсов-

ской (166 м) свит. К настоящему времени стан-

дартные и специальные исследования керна в 

полном объеме выполнены по скважинам №№ 

3388 и 3392. Исследования керна, отобранного 

из скв. № 3278 и № Крн-1, находятся в стадии 

проведения [9]. 

Ботуобинский продуктивный горизонт 

охарактеризован керном в 55 скважинах, про-

ходка с отбором керна составила 1499,4 м, ли-

нейный вынос – 994,0 м или 66,3% от общей 

проходки с отбором керна. Наиболее охаракте-

ризована керновым материалом Залежь I пла-

ста Бтботуобинского горизонта: линейный вы-

нос керна составляет 53,1% от всего керна пла-

ста Бт.В процессе бурения с целью уточнения 

геологического строения и определения филь-

трационно-емкостных свойств пород произво-

дился отбор керна в пределах карбонатных от-

ложений осинского горизонта (пласты О-I, О-

II). C отбором керна в пределах пластов O-I и 

O-II пройдено 413,3 м и 252,2 м соответствен-

но. Вынос керна, для данных пластов, составил 

282,8 м и 168,1 м соответственно. Пласт O-I 

освещен керном в 23 скважинах, пласт O-II 

освещен керном, отобранного из 18 скважин. 

Таким образом, керновым материалом изу-

чены срезы 58 скважин, общая проходка с отбо-

ром керна продуктивных пластов Бт, O-I и O-II 

составила 2164,9 м, линейный вынос – 1444,9 м, 
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или 66,3% от общей проходки с отбором керна. 

Извлечение запасов из газонефтяных и га-

зоконденсатнонефтяных залежей обычно счи-

тается более сложным, чем разработки нефтя-

ных месторождений. Специфические особен-

ности указанных залежей (сложное геологиче-

ское строение, наличие в пласте нефти, газа, 

газоконденсата и воды) в определенной степе-

ни усложняют комплекс проблем, связанных с 

их разработкой. Это особенно характерно для 

крупных газонефтяных месторождений Запад-

ной Сибири (Самотлорское, Федоровское, 

Лянторское, Варьеганское и др.), в том числе 

для района Сургутского свода, где 48% теку-

щих запасов нефти разрабатываемых место-

рождений приходится на долю нефтегазовых 

залежей. Как показывают анализы, в связи с 

высокой выработкой более простых по геоло-

гическому строению залежей нефти перспек-

тива развития нефтеотдачи в этом районе будет 

связана, прежде всего, с освоением сложнопо-

строенных газонефтяных залежей. Основные 

запасы нефти и газа газонефтяных залежей 

Сургутского района сосредоточены на двух 

объектах – Лянторском и Федоровском место-

рождениях, которые характеризуются слож-

ным геологическим строением, малыми тол-

щинами нефтяного пласта и большой долей 

порового объема нефтенасыщенного пласта. 

Извлечение этих запасов с наибольшей нефте-

отдачей и наименьшими затратами является 

одной из основных проблем разработки место-

рождений указанного типа [10, 11]. 

Задачам рациональной разработки газоко-

нденсатных (ГКЗ), газоконденсатнонефтяных 

(ГКНЗ) и нефтегазовых залежей (НГЗ) с по-

дошвенной водой, дано обобщение мирового 

опыта работы, разработки указанных залежей, 

разработана теория проектирования с учётом 

геологогидрогазодинамических особенностей 

НГЗ и ГКНГЗ и их классификация, рассмотре-

ны актуальные проблемы проектирования и 

рациональной их разработки этих объектов. 

Основные сложности при разработке нефтега-

зовых залежей связаны с технологическими 

трудностями извлечения нефти, зависящими от 

режима их разработки. При этом в основном 

проявляют себя режимы растворенного газа и 

упруговодонапорный; первый имеет главен-

ствующее значение и определяет конечный 

коэффициент нефтеотдачи, в большинстве слу-

чаев несущественный. В связи с увеличением 

мирового спроса на нефть и истощением запа-

сов крупных нефтяных месторождений возрос 

интерес к разработке нефтегазовых залежей и 

нефтяных оторочек. Как известно, рациональ-

ным способом извлечения запасов нефтяной 

оторочки считается опережающая выработка 

ее с сохранением энергии газовой шапки. Од-

нако, как показывает мировая практика, иногда 

полезен способ одновременного извлечения 

запасов нефти и газа из нефтегазовых залежей 

с сохранением неподвижности газонефтяного 

контакта [12]. 

Определенный опыт разработки нефтега-

зовых залежей имеется и в нашей стране. 

Например, после осуществления ППД и барь-

ерного заводнения на Бобриковской нефтега-

зовой залежи Коробковского месторождения 

ожидалось увеличение коэффициента нефтеот-

дачи до 55% при одновременном извлечении 

нефти и газа. Применение барьерного заводне-

ния и уплотнение сетки скважин по пласту 

Б1Бахметьевской площади дало увеличение 

годовых отборов нефти до 20-30%. 

Большинство нефтегазовых залежей, раз-

рабатываемых в настоящее время, подстилают-

ся частично или полностью подошвенными 

водами или оконтуриваются краевыми водами 

или имеет место то и другое одновременно. 

Рациональная разработка указанных место-

рождений невозможна без знания особенно-

стей и закономерностей продвижения границ 

раздела газ-вода, нефть-вода и газ-нефть к 

несовершенным скважинам. Как показывают 

промышленные испытания и анализы разра-

ботки залежей с верхним газом и подошвенной 

водой, конусообразование является, в ряде 

случаев, основной причиной обводнения или 

загазовывания нефтяных скважин, пробурен-

ных в литологически однородных пластах. 

Преждевременное обводнение или загазовыва-

ние скважин, незнание закономерностей и при-

чин этого явления ведет к потерям большой 

доли промышленных запасов нефти и, таким 

образом, снижению нефтеотдачи пласта, уве-

личению сроков разработки и в конечном итоге 

к большим материальным затратам на извлече-

ние нефти из пласта. Отсюда тщательное изу-

чение процессов продвижения подошвенных 

вод и верхнего газа, сложного явления дефор-

мации поверхности раздела фаз в пористой 

среде (конусообразования), особенностей и 

закономерностей обводнения пластов и сква-

жин, совместного притока жидкостей к забою 

скважины и изучение природных факторов, 
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способствующих увеличению безводного и 

безгазового периодов эксплуатации и улучше-

нию технологических условий разработки за-

лежей с целью наибольшего извлечения нефти 

из пласта, одна из основных задач увеличения 

нефтеотдачи на современном этапе [13]. 

Большое практическое значение имеет 

осуществление рациональной разработки газо-

конденсатнонефтяных и нефтегазовых залежей 

с водонапорным режимом, то есть режимом, 

когда основной энергией, за счет которой про-

исходит движение пластовой жидкости к забо-

ям скважины, является энергия напора воды. 

Водонапорный режим характеризуется тем, что 

при стабилизации пластового давления весь 

отбор пластовой жидкости замещается поступ-

лением воды в продуктивную часть коллекто-

ра. Происходящее при этом продвижение во-

донефтяного контакта (ВНК) приводит к тому, 

что скважины, находящиеся в водонефтяной 

зоне, обводняются, и добыча нефти сопровож-

дается непрерывным ростом содержания воды. 

Обводнение скважин приводит к росту себе-

стоимости нефти и ухудшению показателей 

разработки. Так как конус характеризует ло-

кальное продвижение поверхности вода-нефть 

или газ-нефть, то, рассматривая режим работы 

отдельной скважины, необходимо проводить 

различие между продвижением краевых вод и 

напором подошвенной воды. В первом случае 

продвижение воды происходит вдоль напла-

стования, что характерно для относительно 

тонких продуктивных пластов, залегающих с 

заметным углом падения. Второй случай ха-

рактерен для пластов, залегающих с малым 

углом наклона. Так как в природе такие край-

ние случаи наблюдаются редко, то условно 

можно выделить три типа притока нефти при 

водонапорном режиме: 

– нефть поступает к скважинам в основном 

под напором подошвенной воды, краевые воды 

малоактивны, то есть скорость продвижения 

границы раздела нефть-вода превышает ско-

рость, с которой происходит стягивание конту-

ра нефтеносности; 

– вытеснение нефти происходит за счет 

продвижения краевых вод вдоль напластова-

ния. Подошвенная вода при этом малоактивна, 

то есть скорость продвижения контура водо-

носности в несколько раз больше скорости 

подъема поверхности подошвенной воды; 

– приток нефти к скважинам осуществля-

ется как за счет продвижения контурных, так и 

подошвенных вод, а также и за счет продвиже-

ния газонефтяного контакта (ГНК) при нали-

чии газовой шапки. 

Последний вариант наиболее сложен, хотя 

приближенно оценить происходящий при этом 

процесс можно, сведя его к одному из первых 

двух. Качественная сторона процесса конусо-

образования, то есть форма поверхности разде-

ла вода-нефть или нефть-газ не зависит от того, 

является ли подошвенная вода движущим фак-

тором или она малоактивна. Но при этом каче-

ственном подобии физические причины, вызы-

вающие образование конуса, различны. 

В случае напора подошвенной воды ввиду 

высокого пластового давления в водоносной 

области и пониженного давления на забое 

нефтяной скважины граница раздела испыты-

вает значительный перепад давления. При этом 

линии тока будут ортогональны исходной по-

верхности вода-нефть и направлены вверх. 

Приближаясь к забою скважины, на уровне 

вскрытой толщины пласта они начинают от-

клоняться. Вытеснение нефти происходит за 

счет продвижения ВНК, сопровождаемого об-

разованием конуса воды. Причина образования 

конусообразной формы поверхности раздела 

вода-нефть (нефть-газ или газ-вода) заключа-

ется в том, что величина вертикальной состав-

ляющей скорости продвижения ВНК принима-

ет максимальное значение вдоль оси скважи-

ны. Качественно подобная форма поверхности 

раздела образуется и в случае, когда подош-

венная вода не принимает участие в вытесне-

нии или она малоактивна. При этом поток 

нефти (газа) к несовершенной скважине на 

расстоянии, большем одного-двух значений 

продуктивной толщины от ее оси (внешняя зо-

на), можно считать плоскорадиальным, где ли-

нии тока располагаются параллельно кровле и 

подошве пласта. 

Внутренняя зона характеризуется про-

странственным притоком, где линии тока ис-

кривлены. В результате такого искривления 

линий тока появляется вертикальная составля-

ющая скорости фильтрации, значение которой 

возрастает с приближением к оси скважины. 

Наличие вертикальной составляющей приво-

дит к подтягиванию поверхности раздела вода-

нефть или газ-нефть, а ее уменьшение с увели-

чением расстояния от оси скважины обуслов-

ливает образование конусообразной формы 

границы раздела. Конус подошвенной воды 

или газа в данном случае может находиться в 

статическом равновесии и не оказывать суще-

ственного влияния на приток нефти к сква-
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жине. Равновесие характеризуется предельным 

дебитом или депрессией, то есть дебитом, пре-

вышение которого приводит к прорыву воды 

(газа) в скважину. В случае, если дебит сква-

жины не превышает предельного значения, то 

прорыв воды (газа) произойдет лишь при до-

стижении вершиной конуса интервала перфо-

рации за счет общего поднятия ВНК или опус-

кания ГНК вследствие истощения залежи. Ве-

личина предельного дебита зависит от физиче-

ских свойств пласта и жидкостей и относи-

тельного вскрытия продуктивной части пласта. 

В пластах с малой проницаемостью вдоль 

напластования реализация предельных дебитов 

ввиду их малости экономически невыгодна. 

Экономически невыгодна эксплуатация сква-

жин и с максимально возможным (потенциаль-

ным) дебитом, так как вода или верхний газ 

мгновенно прорываются в скважину и начина-

ется совместный приток нефти и воды или 

нефти и газа [14]. 

При разработке нефтегазовых залежей 

(НГЗ) вскрываются газоводонефтяные зоны 

или нефтяные оторочки при разработке газо-

конденсатнонефтяных залежей (ГКНЗ) с по-

дошвенной водой. Разработке таких залежей 

обусловливается следующими характерными 

особенностями: полной гидродинамической 

связью нефтяной залежи с газовой шапкой и 

водоносным пластом и вероятной подвижно-

стью газонефтяного и водонефтяного контак-

тов в окрестности скважин в процессе разра-

ботки залежи; практически неподвижностью 

контуров газоносности и нефтеносности в пла-

сте; равномерным распределением пластовой 

энергии по площади нефтеносности; равен-

ством начального пластового давления и дав-

ления насыщения; относительной близостью 

расположения к забоям скважин водонефтяно-

го и газонефтяного контактов при дренирова-

нии нефтяной оторочки; неустойчивостью 

процесса вытеснения нефти газом, приводящей 

к быстрому прорыву газа к забоям добываю-

щих скважин и их загазованности и в конечном 

счете к значительной потере пластовой энергии 

и снижению нефтеотдачи; возможностью про-

явления ретроградной конденсации из-за сни-

жения давления в газонасыщенной зоне пласта, 

предопределяющей пластовые потери конден-

сата; трудностью регулирования перемещени-

ем ГНК и ВНК и др. 

Как видим, указанные особенности требу-

ют создания технологии разработки НГЗ и 

нефтяных оторочек, совершенно отличных от 

технологии разработки как нефтяных залежей 

обычного типа, так и нефтегазовых залежей с 

краевой водой. 

При разработке НГЗ ГКНЗ с подошвенной 

водой темп отбора нефти обусловливается де-

формацией контактов и прорывом газа и воды 

к забоям скважин. При этом весьма важным 

параметром при установлении режима работы 

скважин и прогнозировании технологических 

показателей разработки является анизотропия 

пласта, обоснование которой необходимо для 

каждой конкретной залежи. М. Маскет также 

указывает, что анизотропность коллектора су-

щественно влияет на эффективность размеще-

ния скважин. Низкая проницаемость по верти-

кали препятствует быстрому поднятию верши-

ны конуса и способствует выполаживанию по-

верхности раздела вода-нефть. Высокая прони-

цаемость по вертикали (малая анизотропия 

пласта) способствует быстрому продвижению 

вершины конуса к забою скважины, что обу-

словливает концентрированную деформацию 

поверхности раздела вблизи скважины с низ-

ким коэффициентом охвата вытеснения нефти 

подошвенной водой. Поэтому М. Маскет 

утверждает, что критерием размещения сква-

жин с напором подошвенной воды должен 

быть параметр размещения, представляющий 

собой отношение половины расстояния между 

скважинами R0к произведению толщины про-

дуктивного пласта h0и анизотропии æ
*
, то есть 

ρ0=R0/ æ
*
h0. 

Эффективность вытеснения нефти, оче-

видно, может быть улучшена в условиях не-

прерывной эксплуатации скважин при малых 

дебитах, когда снижение забойного давления 

не на много превосходит напор столба жидко-

сти P=hн(ρв-ρн)g, а также при периодической 

эксплуатации скважин с продолжительными 

интервалами её закрытия, приводящей к опус-

канию и выполаживанию возникшей конусо-

образной поверхности раздела вода-нефть или 

газ-нефть под действием сил тяжести. 

Методы расчёта предельных депрессий и 

дебитов нефти. 

Модель предполагает установившийся 

приток нефти или газа к открытому забою 

скважины, частично вскрывшей однородный 

или однородно-анизотропный по проницаемо-

сти ограниченный горизонтальный пласт по-

стоянной толщины, подстилающийся подош-

венной водой. На контуре пласта и на забое 
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скважины поддерживается постоянное давле-

ние, фильтрация происходит по закону Дарси, 

капиллярными силами пренебрегается, вытес-

нение нефти или газа водой предполагается 

поршневое. Решение для распределения потен-

циала в пласте, вызванного работой несовер-

шенной скважины, принимается для условий 

невозмущенной границы раздела двух жидко-

стей, то есть первоначальный ВНК и ГНК 

предполагаются непроницаемыми. 

При эксплуатации нефтяных или газовых 

скважин с подошвенной водой, а также при 

дренировании нефтяной оторочки в опреде-

ленных условиях проявляется тенденция к де-

формированию поверхности раздела двух фаз, 

которая принимает холмообразный вид, обра-

зуя конусы воды, конусы нефти или конусы 

воды и газа. При некоторых установившихся 

условиях отбора соответствующие деформиро-

ванные поверхности раздела находятся в рав-

новесии, и не оказывают существенного влия-

ния на приток добываемого флюида к сква-

жине. Если же превысить депрессию и, соот-

ветственно, отбор нефти или газа сверх неко-

торой предельной величины, то вода прорвется 

в скважину, что может привести к ее прогрес-

сирующему обводнению, а при дренировании 

нефтяной оторочки возможен прорыв подош-

венной воды и верхнего газа. Таким образом, 

существует предельная высота вершины кону-

са, которой соответствует предельная депрес-

сия и безводный или безгазовый дебит. 

Точной теории конусообразования ввиду 

сложности процессов не имеется. Приближен-

ная теория этого явления, основанная М. Мас-

кетом и И.А. Чарнымпозволяющая рассчиты-

вать предельные дебиты и депрессии, исходит 

из допущения, что отклонение поверхности 

раздела двух фаз от первоначальной плоской 

формы не влияет на распределение потенциала 

скорости фильтрации в нефтяной (газовой) ча-

сти пласта.Дальнейшее развитие приближен-

ной теории устойчивых конусов Маскета-

Чарного и ее практическое использование 

нашли отражение в работах как отечественных, 

так и зарубежных исследователей (Б.Б. Лапук, 

Б.Е. Сомов, А.Л. Брудно, Д.А. Эфрос, Р.Г. Ал-

лахвердиева, А.К. Курбанов, П.Б. Садчиков, 

А.П. Телков, Ю.И. Стклянин, З.С. Алиев, А.П. 

Власенко, Е.С. Абрамов, С.Н.  Закиров, Р. 

Чаней, Д. Сирси и др.) Здесь изложен более 

универсальный метод решения задач конусо-

образования, основанный на двухзонной схеме 

притока [15]. 

Предельный безводный дебит нефтяной 

скважины определяется по формуле: 

 
где  – безразмерный безводный дебит, 

определяемый по соответствующим графикам 

или таблицам. Для параметра  и по гра-

фикам для . Безразмерная ордината ко-

нуса для  определяется по гра-

фикам, для  – по таблицам. 

Для безразмерной депрессии при  

имеется формула: 

 

 
 – некоторая функция, определяемая по 

таблице. Возможно другое, наиболее полное 

представление для функции фильтрационных 

сопротивлений 

 
где  – добавочные фильтрационные 

сопротивления, обусловленные различными 

видами несовершенства скважины и определя-

емые по соответствующим формулам или гра-

фическим зависимостям. 

Уравнение границы раздела (профиль ко-

нуса воды или газа), описывается уравнением: 

 
Методика расчёта предельных безводных 

и безгазовых дебитов.  

Схема одновременного существования га-

зового и водяного конусов показана на рисунке 

1.  

 
 

Рис. 1. Схема конусов газа и воды при безнапорном 

притоке. 

 

Пусть Нг, Нв и Нн есть гидравлические 

напоры в газовой, водяной и нефтяной зонах 

соответственно. Рг, Рв и Рн – пластовые давле-
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ния в указанных зонах, а Р
'
–давление в некото-

рой точке на поверхности раздела газ-нефть, 

ρн, ρв и ρг – плотности нефти, воды и газа соот-

ветственно. Тогда относительно точки N мож-

но записать следующее выражение: 

 
Если эту точку переместить на контур 

скважины, то в соответствии с обозначениями 

на схеме имеем . Решая сов-

местно два уравнения, исключая  и пренебре-

гая капиллярным давлением Рк=Рн – Рг, получа-

ем: 

 
Аналогично для точки М, перемещенной 

на контур скважины, получаем 

 

Если поместить точки Nи M на контур 

пласта, то получаем, соответственно, выраже-

ние: 

 
из которых следует: 

 
Решая совместно (7), (8) и (9), находим 

нижнее положение интервала перфорации, 

обеспечивающее критическое значение без-

водного и безгазового дебита при заданном 

значении hc 

 
Определим ординату z0 нейтральной линии 

тока. Уравнения для напоров (7) и (8) относи-

тельно плоскости z0 (см. рисунок 1) записыва-

ются в виде: 

 
Решая совместно (11) и (9), получаем: 

 
Расстояние b1от нижних отверстий перфо-

рации до нейтральной линии тока, как это сле-

дует из схемы, есть 

 
Таким образом, определив ординату 

нейтральной линии тока (горизонтальную 

плоскость) и заменив ее непроницаемой жест-

кой перегородкой, формально получаем два 

пласта. 

Дифференциальное уравнение безнапорно-

го притока для верхнего пласта есть 

 
Разделяя переменные и интегрируя (14) в 

пределах по rот rcдо R0и по zот z2 доz1, где 

 
получаем: 

 

 
Интегрируя уравнение для нижнего пласта, 

получаем 

 
в пределах по rот r0до R0и по zот z1=z0-а до 

z2, получаем 

 
Суммарный критический дебит Q=Q1 + 

Q2определится формулой 

 
Здесь принимаются следующие размерно-

сти: 

; ; ; ; 

 . 

Пример 1. Рассчитать оптимальный интер-

вал перфорации скважины, эксплуатирующей-

ботуобинской горизонт, положение нейтраль-

ной линии тока и предельный безводный и без-

газовый дебит скважины, дренирующей 

нефтяную оторочку при следующих исходных 

данных: пласт горизонтальный однородно-

изотропный, æ
*
=1; условный контур питания 

R0=250 м; толщина нефтяной оторочки 

h=22,2м; проницаемость пласта 

Kr=1,02·0,378·10
-12

м
2
; вскрытая толщина hc=6,8 

м; радиус скважины rc=0,1м; вязкость нефти 

µн=6,5мПа·с=0,102·10
-3

·6,5 кг*с/м
2
; разность 

плотностей жидкостей , 

, ; скважина 

совершенная по характеру вскрытия.  

Расчеты, произведенные по формулам (10), 

(12), (13) и (19), дают следующие результаты: 

b=19,96 м; z0=15 м, b1=4,6 м; Q=4,64 м
3
/сут. 

Следовательно, а=8,86 м и у=2,24 м. 

Следует заметить, что полученный расчет-

ный предельный дебит больше действительно-

го предельного, так как формула (19) получена 

из условия «устойчивости» конусов уже при 

достижении ими вершин интервала перфора-

ции. Строго говоря, устойчивость конусов при 

таком положении невозможна. 

Расчет предельных безводных и безгазо-

вых дебитовпо теории Курбанова-Садчикова, 

основанная на напорном притоке, исходя из 

основного допущения приближенной теории 

устойчивых конусов Маскета-Чарного. Откло-

нение поверхности двух жидкостей в пористой 

среде от начальной плоской формы не влияет 
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на распределение потенциала скорости филь-

трации в нефтяной зоне пласта, рассматривая 

нестационарное течение жидкостей как после-

довательную смену стационарных состояний. 

Область притока при этом условно разделяется 

на две части путем введения в поток непрони-

цаемой горизонтальной плоскости, проходя-

щей через середину интервала вскрытия пла-

ста. Таким образом, получается два самостоя-

тельных пласта с соответствующими относи-

тельными вскрытиями, в которых может быть 

применен любой из существующих методов 

расчета предельных дебитов, относительно 

верхнего газа и подошвенной воды.  

Данный метод, основанный на искусствен-

ном разделении потока, может дать удовлетво-

рительные результаты лишь в том случае, если 

в скважине действительно реализован интервал 

вскрытия, при котором предельное устойчивое 

состояние конусов газа и воды наступает одно-

временно, что на практике при неизменном 

положении интервала перфорации неосуще-

ствимо. Приняв за основу аналитическое ре-

шение М. Маскета для напорного притока к 

несовершенной по степени вскрытия пласта 

скважине, авторы разработали графический 

метод определения интервала вскрытия нефтя-

ного пласта и предельных безводных и дел без-

газовых дебитов. 

Расчёт предельных безводных и безгазо-

вых дебитов. В основу решения этой задачи 

положена приближенная теория устойчивых 

конусов Маскета-Чарного. В отличие от 

предыдущего метода здесь используется ана-

литическое решение задачи о притоке к несо-

вершенной скважине в однородно - анизотроп-

ном пласте, для широкого диапазона параметра 

ρ0, в том числе и для ρ0<1, a условное разделе-

ние нефтяного пласта производится по 

нейтральной линии тока. Кратко изложим суть 

этого метода. В работах А.П.Телкова и 

Ю.И.Стклянина получено точное решение для 

распределения потенциала φ (z, r,η) в однород-

но - анизотропном пласте с непроницаемой 

кровлей и подошвой, вызванного работой то-

чечного стока интенсивностью q с координа-

тами z=η и r=0. Принимая скважину за линей-

ный сток с постоянным удельным расходом 

q=Q/(b-а), потенциал несовершенной скважи-

ны, вскрывшей пласт в интервале от z=a до 

z=b, выразится в виде: 

 

где Ф0 - потенциал на контуре питания R0. 

Дифференцируя (20) по безразмерной ор-

динате𝜉=z/h приравнивая полученное выраже-

ние нулю, находим ординату 𝜉* нейтральной 

линии тока. Вычисленные значения безразмер-

ной ординаты нейтральной линии тока 𝜉*=d/h 

как функции параметров α=a/h и β=b/h приве-

дены в  табл. 2. 
Таблица 2 

Расчетные значения ординаты  

нейтральной линии тока 𝜉* 
 

 β 

α 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 

0,1 

0,2 

0,3 

0,4 

0,15 

- 

- 

- 

0,18 

0,25 

- 

- 

0,23 

0,29 

0,35 

- 

0,27 

0,34 

0,40 

0,45 

0,32 

0,38 

0,45 

0,50 

0,37 

0,44 

0,50 

0,55 

0,33 

0,50 

0,55 

0,62 

0,50 

0,57 

0,60 

0,68 
 

Найдя ординату нейтральной линии тока 

𝜉*, по известным методикам можно рассчитать 

предельный безводный (для нижней части пла-

ста) и предельный безгазовый (для верхней 

части пласта) дебиты, а затем предельную де-

прессию. Наименьший дебит из расчетных 

принимается как предельный безводный и без-

газовый дебит скважины.  В соответствии с 

формулой (1) для удельного расхода  

по верхней и нижней частям пласта можно за-

писать следующие соотношения:  

 
где 

 

 
С учетом (22) формулы (21) принимают 

следующий вид: 

 
Чтобы дебит был одновременно безвод-

ным и безгазовым, необходимо выбрать 

наименьший расход, т.е. при-

нять . Тогда предельный рас-

ход нефти через скважину будет 

 
Очевидно, этот дебит в общем случае яв-

ляется предельным либо для конуса воды (и 

меньше предельного для конуса газа), либо для 

конуса газа (и меньше предельного для конуса 

воды). Выражения в правых частях формул 

(23) представляют собой соответственно без-

размерные предельные безгазовые и безводные 

плотности расходов. 
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С учетом (25) и (26) формулы (23) прини-

мают вид: 

 
Для каждой пары значений α и β и соот-

ветствующих им значений ординат нейтраль-

ной линии тока (см. табл. 2.) по формулам (22) 

подсчитаны величины относительных вскры-

тий Ћ1, Ћ2 в зависимости от параметров α и β и 

значения параметров ρ01 ρ02. Затем, для пре-

дельных дебитов определялись  и 

, а затем по формулам (25), (26) рас-

считывались плотности расходов q1 и q2. При 

конкретных расчетах предельных безводных и 

безгазовых дебитов поступают следующим об-

разом. По известным параметрам α, β и ρ0 из 

таблицы или графиков находят плотности рас-

ходов q1и q2, затем по формулам (27) подсчиты-

вают удельные расходы q01и q02 из которых вы-

бирают наименьшее значение  

и по формуле (24) подсчитывают искомый 

предельный дебит. Покажем применение мето-

да на конкретных примерах. 

Пример 2. Имеется подгазовая нефтяная 

залежь, подстилающаяся подошвенной водой. 

Исходные параметры: R0=250 м; h=22,2м; 

; (в пластовых 

условиях); μн=6,5мПа∙с; Кr=0,378∙1,02∙10
-12

м
2
; 

ӕ*=12. Требуется определить одновременно 

безводный и безгазовый дебит при безразмер-

ных параметрах вскрытия: α=0,2; β=0,7 и 

α=0,2; β=0,5.  

1. Определяем значение .  

2. Из таблицы (см. Прил. 3) находим плот-

ности q1=0,249 и q2=0,125 при α=0,2 и β=0,7. 

3. По формулам (27) находим удельные 

расходы:  

 

 
4. Так как ,то выбираемq02. По 

формуле (24) определяем Q=4,5м
3
/сут.  

5. При α=0,2 и β=0,5 находим плотности 

q1=0,144 и q2=0,796. 

6. Удельные расходы составят соответ-

ственно: 

 

 
7. В этом случае . Выбираемq01. 

Тогда расход в пластовых условиях, подсчи-

танный по формуле (24), составит 

 Как видим, в этом случае пре-

дельный дебит оказался в 1,2 раза больше 

предыдущего. Таким образом, наибольший 

предельный дебит зависит от положения ин-

тервала вскрытия.  

Пример 3. Исходные параметры принима-

ются для примера 1, интервал вскрытия, в кото-

ром определяемый ординатами b=19,96 м и 

а=8,86 м, соответствует безразмерным ордина-

там: β=b/h=19,96/22,2 0,9 и 

α=a/h=8,86/22,2 0,4. 

1. Параметры , 250/22,2=

ры , 250/22,2=11 при ӕ*=1 

определяем плотности  и 0,380. 

2. По формулам (27) находим удельные 

расходы:  
; 

. 

3. Выбираем наименьшую плотностьq01. 

По формуле (24) находим предельный дебит 

Q 1,33 м
3
/сут. Сравнивая его значение с деби-

том Q=4,64 м
3
/сут, рассчитанным по прибли-

женной методике (см. пример 1), видим, что 

последний завышает в данном конкретном 

примере предельный дебит в 3,5 раза.  

4. Для сравнения произведем расчет пре-

дельного дебита при тех же исходных данных 

по методике Курбанова-Садчикова, для чего 

пересчитаем параметры. Получаем: 
=∆ρ1/∆ρ2=806,3/473=1,7; Ћ=hc/h=6,8/22,2=0,3; 

=R0/ӕ*h=250/1*22,2=11. 

Предельный дебит составляет: 

=5,5 м
3
/сут. 

Завышение предельного дебита по сравне-

нию с расчетным, учитывающим нейтральную 

линию тока, в данном случае составляет 4 раза. 

Метод Курбанова-Садчикова и предлагаемый 

уточненный метод решения задачи конусооб-

разования имеют следующие преимущества 

перед потенциометрическим и другими суще-

ствующими методами: они универсальны, т.е. 

расчетные зависимости представлены в без-

размерном виде и применимы как для одно-

родных, так и для однородно-анизотропных 

пластов; графические решения даны в широ-

ком диапазоне безразмерных параметров 

вскрытия (α,β) и радиуса контура питания (R0) 

и охватывают все практически интересные 

случаи; технически удобны и просты, не тре-

буют сложной вычислительной техники.  

Методика расчета предельной депрессии. 

При вскрытии нефтяной оторочки в интер-

вале (b-a) средние значения потенциала (дав-
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ления) для каждой части пласта будут равны-

ми. Вдоль всей вскрытой продуктивной толщи 

среднее значение потенциала можно опреде-

лить по формуле: 

 
где  – среднее значение потенциалов 

вдоль скважины по вскрытым толщинам (d-a) и 

(b-d) соответственно. В безразмерных парамет-

рах формула (28) представляется в виде: 

 
Выразим разность потенциалов для каждой 

из части пласта, принимая в качестве расхода 

предельные дебиты: 

 
Где в соответствии с формулами (27) име-

ем 

 
Здесь q1 и q2 – безразмерные плотности 

расхода, рассчитанные по формулам (25) и 

(26). 

 

 
Внося (32) и (33) в формулу (29), переходя 

к давлению и учитывая (31), получаем форму-

лу для предельной депрессии  в 

следующем виде: 

 
(34) 

R/rc 

где Ћ1, Ћ2, ρ1, ρ2 подсчитываются по фор-

муле (22). 

Пример 4. Рассчитать предельную депрес-

сию для исходных данных Примера 2 при па-

раметрах вскрытия α=0,2 и β=0,5. 

1. По табл.2 определяем ординату 

нейтральной линии тока:  

. 

2. По формулам (22) находим: ρ01=2; ρ02=1 

и Ћ1=0,41 и Ћ2=0,24. 

3. Определяем значение функции: 

Ψ(ρ1,Ћ1)=Ψ(2;0,41)=1,24; 

Ψ(ρ2,Ћ2)=Ψ(1;0,24)=1,20. 

4. Так как (q01)min=116,1εh (см. пример 2), 

следовательно, (q1, )min=116,1. 

5. Подсчитываем  по формуле (34): 

0,18 МПа. 

Предельная депрессия может быть подсчи-

тана более точно, если учесть добавочные 

фильтрационные сопротивления, обусловлен-

ные не только частичным вскрытием C1, но и 

нарушением линейного закона С2 и перфора-

цией колонны С0. Тогда, определяя разность 

потенциалов по формулам (32) и (33) с учетом 

(4) и (22) для каждой части пласта и внося их 

выражения в формулу (2.29), после ряда пре-

образований получаем:  

 
(35) 

Где 

S1=C1(ρ01,Ћ1)+C2(ρ01,Ћ2)+C01 

S2=C1(ρ02,Ћ2)+C2(ρ02,Ћ2)+C02; (36) 

 

 
C1,C2,C0– добавочные фильтрационные сопро-

тивления в формулах (36). 

Пример 5. Применяются исходные данные 

Примера 6. Добавочные данные: фильтрация 

происходит по закону Дарси (C2=0); скважина 

перфорирована с плотностью m=3отв/пог.м, 

глубина пулевого канала l0=0,3456м, диаметр 

пулевого канала 2r=0,0127м. Требуется опре-

делить предельную депрессию. 

1. По формулам (37) находим: 

 

2. Определяем: C01=60,07; C02=6,00.  

3. По формуле (36) находим: S1=67,91; 

S2=24,13. 

4. По формуле (35) имеем =0,653МПа. 

Как видим, предельная депрессия с учетом 

добавочных фильтрационных сопротивлений, 

обусловленных перфорацией, оказалась боль-

ше в 0,653/0,225 3 раза. Следует заметить, что 

при известных условиях (большой диаметр пу-

левых каналов, большая глубина проникнове-

ния и оп- оптимальная плотность перфорации) 

значения С01 и С02 могут оказаться отрицатель-

ными, что повлечет к уменьшению расчетных 

значений . 

Методика расчета  предельного безводно-

го и безгазовогодебиа и предельной депрессии 

при разработке нефтяной оторочки 

1. Принимаются исходные параметры:  

 условный радиус контура питания R0, м; 

 нефтенасыщенная толщина h, м; 

 плотности нефти, газа и воды в пласто-

вых условияхρн,ρг,ρв, кг/м
3
;  

 вязкость нефти в пластовых условиях μн, 

Па*с;  

 горизонтальная проницаемость пласта 
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Кr,м
2
; 

 анизотропия пласта ӕ*;  

 радиус скважины rc, м;  

 интервал вскрытия нефтенасыщенного 

пласта в безразмерныхпараметрах: α=a/h; 

β=b/h;  

 плотность перфорации m, отв/пог.м;  

 глубина пулевого канала l0, м;  

 радиус пулевого канала r0, м.  

2. Определяем параметр размещения сква-

жин по формуле ρ0=R0/ӕ*h. 

3. При заданных параметрах α,β и 

ρ0находим плотности расходов q1и q2. 

4. По формулам (27) при исходных пара-

метрах и подсчитыва-

ем удельные расходы q01 и q02. 

5. Принимая , по формуле 

(24) определяем одно- временно безводный и 

безгазовый дебит скважины Q. 

6. По исходным параметрамα иβ из табл. 2 

определяем ординату нейтральной линии то-

ка𝜉*(α,β). 

7. По формулам (22) определяем безраз-

мерные параметры Ћ1, Ћ2, ρ01и ρ02. 

8. Определяем значение функций Ψ(ρ01, 

Ћ1) и Ψ(ρ02, Ћ2). 

9. По формулам (37) подсчитываем доба-

вочные фильтрационные сопротивления С1(ρ1, 

Ћ1) и С2(ρ2, Ћ2). 

10. Фильтрационные сопротивления С01 и 

С02 подсчитываем по формуле: 

 
11. При линейном законе фильтрации 

C2=0. По формулам (36) подсчитываем сум-

марные добавочные сопротивления S1 и S2. 

12. Предельную депрессию  определя-

ем по формуле (35). 

В последние годы все больший удельный 

вес составляет добыча нефти из нефтегазовых 

и нефтегазоконденсатных месторождений. 

Нефтегазовые залежи характеризуются слож-

ным геологическим строением, обширными 

подгазовыми зонами с небольшой нефтенасы-

щенной толщей, высокой неоднородностью 

залегания углеводородов по площади залежи. 

Специфика и основные сложности разработки 

залежей определяются условиями совместного 

залегания в пласте нефти и газа, отсутствием 

надежных глинистых разделов на уровне газо-

нефтяного контакта (ГНК) и водонефтяного 

контакта (ВНК). Что в свою очередь обуслав-

ливает такое наиболее типичные осложнения 

как прорыв газа из газовой шапки в скважины, 

эксплуатирующие нефтяной пласт, либо внед-

рение нефти в газонасыщенную часть пласта, 

что приводит к нежелательному увеличению 

газового фактора и потери нефти в виде мерт-

вого остатка в пласте. 

Условия залегания углеводородов небла-

гоприятны для эффективной выработки запа-

сов нефти данных месторождений в виду от-

сутствия надежных глинистых разделов на 

уровне газонефтяного контакта на значитель-

ной части площади. Перечисленные выше гео-

логические особенности, сопровождающие 

разработку нефтегазовых месторождений, ста-

вят задачу ограничения прорыва верхнего газа 

в скважины, эксплуатирующие нефтяной пласт 

нефтегазовых месторождений. Отсутствие оте-

чественного и зарубежного опыта проведении 

работ в области ограничений газопритоков в 

условиях нефтегазовых месторождений с об-

ширной подгазовой зоной и малой частью 

нефтенасыщенной толщины определила акту-

альность проблемы и послужила основой для 

изучения методов ограничения газопритоков в 

условиях разработки нефтегазовых месторож-

дений.  

В настоящее время известны малочислен-

ные литературные источники, касающиеся 

проблемы изоляции газопритоков в скважинах, 

эксплуатирующие нефтегазовые залежи. В ос-

новном это авторские свидетельства и патенты, 

в которых предлагается то или иное решение 

задачи, но не содержится данных о промысло-

вых испытаниях методов. Все это существенно 

затрудняет сравнительное проведение анализа 

и систематизацию известных методов изоля-

ции газопритоков. Ниже представлена попытка 

систематизации известных методов изоляции 

газопритоков в добывающих скважинах. Ме-

тоды изоляции газопритоков в нефтедобываю-

щие скважины можно разбить на три группы: 

1. Изоляция газопритоков в скважинах, 

вскрывших газонефтяную залежь в контактной 

зоне. Связано это с тем, что прорыв газа к за-

бою в таких скважинах является массовым и 

практически неизбежным осложнением, суще-

ственно затрудняющим, а зачастую и исклю-

чающим, возможность эксплуатации упомяну-

тых выше скважин. 

2. Ликвидация заколонныхперетоков газа в 
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скважинах, где нефтяная и газовая зоны разде-

лены непроницаемой перемычкой. Это относи-

тельно простой и менее распространенный вид 

осложнений. Связан он, в основном, с некаче-

ственным разобщением пластов на стадии 

строительства скважин, либо с превышением 

допустимых депрессий при освоении и эксплу-

атации скважин. 

3. Методы предупреждения газопроявле-

ний, применяемых на стадии строительства 

скважин и связанных, в основном, с предупре-

ждением заколонныхперетоков газа. 

Анализируя методы изоляции газоприто-

ков, можно классифицировать их по типу ис-

пользуемого изолирующего материала. В про-

стейшем случае в качестве изолирующего ма-

териала применяют воду. Искусственный экран 

предлагается создавать путем получения кри-

сталлогидратов в газовом пласте. С этой целью 

в пласт закачивают воду в количестве не менее 

двух объемов экрана или на глубину изоляции 

пласта после чего, создавая депрессию на 

пласт, добиваются гидратообразования в газо-

вом пласте. При всей привлекательности мето-

да, определяемой простотой технологии и де-

шевизной изолирующего материала, данный 

метод не нашел практического применения, 

поскольку продолжительность эффекта очень 

мала и не превышает 1-2 месяцев, а в большин-

стве случаев прорыв газа наблюдается уже при 

освоении скважины после закачки воды. Для 

создания изолирующего экрана в газовой части 

пласта можно закачивать водный раствор хло-

ридов щелочных и щелочноземельных метал-

лов. После этого в газонасыщенной зоне дав-

ление снижают до давления испарения водяной 

фазы, при котором соли выпадают в осадок и 

образуют изолирующий экран. Перед изоляци-

ей газонасыщенной зоны от нефтенасыщенной 

осуществляют предварительный прогрев при-

забойной зоны нагнетательных скважин закач-

кой в них пара. 

В других случаях, в газовую часть нефте-

газового пласта рекомендуют закачивать 

нефть, водный раствор поверхностно - актив-

ного вещества (ПАВ), либо углеводородного 

конденсата и водного раствора ПАВ. Причем в 

последнем случае закачку углеводородного 

конденсата и водного раствора ПАВ в газовую 

часть производят периодически через спецот-

верстия, распределенные по логарифмическо-

му закону с увеличением плотности перфора-

ции при приближении к зоне ГНК. 

Селективные методы изоляции газоприто-

ковв основном, предусматривают применение 

асфальтосмолистых веществ, а в качестве рас-

творителей АСВ используют пластовую нефть, 

ароматические углеводороды, четыреххлори-

стый углерод. Концентрация АСВ может со-

ставлять приблизительно 23%. В другом случае 

в пласт закачивают 10% раствор АСВ с вязко-

стью 100 сПз и пентан при соотношении от 1:1 

до 1:5. В раствор вводятся малтены (нефтепро-

дукты, входящие в состав битумов), являющи-

еся пентизаторамиасфальтенов. При этом при 

смешении растворов АСВ с пентаном происхо-

дит выпадение асфальтенов. В качестве дис-

персионной среды может быть использована 

смесь нефтяных фракций: 10%-ных фракции с 

температурой кипения 200
0
С и 90% с темпера-

турой кипения 380
0
С. Раствор асфальтенов 

имеет вязкость приблизительно 100*сПз. Вслед 

за раствором асфальтенов в пласт предлагается 

закачивать ацетон, в количестве 20% от объёма 

раствора АСВ. Для предупреждения образова-

ния газового конуса на уровне ГНК закачива-

ются сжиженные углеводородные газы на глу-

бину до 6 метров, а затем на такую же глубину 

– пластовая нефть, загущенная добавкой от 

0,01 до 0,5% нефтерастворимых веществ (по-

лутвердый полиэтилен). Закачка может осу-

ществляться с помощью пакера. В случае 

необходимости верхняя часть пласта перфори-

руется дополнительно. После обработки сква-

жина вступает в эксплуатацию с одновремен-

ной закачкой вязкой нефти в верхнею часть 

пласта для предупреждения образования кону-

са. 

Для предотвращения конусообразования 

газа при эксплуатации нефтегазовой залежи, а 

также для предотвращения неуправляемой ми-

грации нефти в газовую шапку предлагается 

способ разделения этих флюидов в пласте. 

Способ основан на создании изолирующего 

экрана из отложений серы на границе нефть-

газ. Для реализации способа на уровне ГНК 

устанавливается пакер, а над и под пакером 

простреливаются спецотверстия. Черезза труб-

ное пространство закачивают раствор серного 

ангидрида в газолине или изопропиловом 

спирте, а через насосно-компрессорные трубы 

(НКТ) закачивают нефть для обеспечения рав-

номерного распределения раствора по пласту. 

Расход раствора ангидрида при этом составля-



Оригинальные статьи 

 

 

 Vol. 3, № 2,  2019      Petroleum and gas: experience and innovation (Russia) 17 

ет от 8 до80 м
3
 на 0,3 м интервала перфорации. 

Для предотвращения прорыва газа вокруг 

ствола скважины несколько ниже ГНК реко-

мендуется устанавливать непроницаемый 

экран. Для этого в обсадной колонне на уровне 

установки экрана прорезается кольцевой вы-

рез, пласт вскрывается и проводится гидрораз-

рыв пласта, с помощью которого создают го-

ризонтальную трещину. В трещину с жидко-

стью носителем вводится измельченный пла-

стический материал – синтетический каучук 

(акриловый, неопреновый, полиэфирный) или 

синтетические пластмассы (поливинилхлорид, 

поливинилацетат, ацетат целлюлозы, полиоле-

фины) в количестве, для образования в тре-

щине монослоя. Размер частиц пластического 

материала 0,2-0,8 мм, а его содержание в жид-

кости носителе составляет от 0,25 до 1,2 кг/л. 

Затем давление снимается, трещина смыкается, 

а полимер под действием горного давления и 

пластовой температуры деформируется и обра-

зует непрерывный непроницаемый экран. Об-

садная колонна после этого перфорируется 

ниже экрана, и скважина осваивается. 

Аналогичным образом изолирующий 

экран на уровне ГНК устанавливают после по-

лучения горизонтальной трещины в пласте с 

помощью гидроразрыва. Крепление трещины 

предлагается производить специальными ком-

позициями. Например, нагнетанием нераство-

римого в нефти и газе материала, закупорива-

ющего поры прилегающей к трещине горной 

породы, а саму трещину заполняют цементным 

раствором. После твердения цементный рас-

твор вместе с отработанными породами в стен-

ках трещины образуют горизонтальный барьер 

с низкой проницаемостью. 

Для уменьшения отбора газа и увеличения 

отбора нефти предлагается методика, которая 

предполагает в добывающей скважине до 

начала отбора флюидов снизить проницае-

мость коллектора в газонасыщенной части 

пласта путем закачки в него изолирующего 

материала. При этом, авторами методики не 

приводится конкретных рекомендации по вы-

бору изолирующего материала и технологии 

его закачки, а лишь отмечается, что закачки 

изолирующего материала производят через 

спецотверстия, вскрытые перфорацией выше 

ГНК, а радиус зоны пониженной проницаемо-

сти в газонасыщенной части пласта задают, 

исходя из максимального наружного радиуса 

депрессионной воронки в нефтяной зоне пла-

ста при эксплуатации скважин. 

Таким образом, основной вывод, который 

можно сделать, заключается в том, что про-

мысловая практика в настоящее время не рас-

полагает надежными и эффективными техни-

ческим решениями, обеспечивающими изоля-

цию прорыва газа в скважины, эксплуатирую-

щих нефтегазовые и нефтегазоконденсатные 

залежи. Рассмотренные выше методы изоляции 

газопритоков либо малоэффективны, напри-

мер, в случае закачки в пласт воды, водных 

растворов ПАВ и солей, растворов асфаль-

тосмолистых веществ, пенообразующих аген-

тов, либо связаны с применением дефицитных 

и очень агрессивных реагентов. 

Особый интерес могли бы представить ме-

тоды, основанные на создании в пласте на 

уровне раздела протяженного радиального 

изолирующего экрана. Однако, такие методы 

очень трудоемки и дорогостоящие, т.к. требу-

ют предварительного выполнения в скважине 

комплекса сложных работ, включающих: со-

здания спецотверстий, спуск пакетирующих 

устройств, проведение массированного гидро-

разрыва пласта для получения горизонтальной 

трещины в заданном интервале пласта. Только 

после этого производится закачка в трещину 

изолирующих материалов. 

Таким образом, по результатам анализа 

проведенных исследований по выявлению при-

чин и характера обводнения скважин наместо-

рождении было установлено следующее: 

1. Большое значение необходимо уделять 

эффективной технике поинтервальной изоля-

ции водопритоков с использованием специаль-

ных технических средств (внутрискважинных 

пакеров, гибких труб и т.п.) и тампонажных 

материалов с необходимыми свойствами. Тре-

буется разработка установки внутрискважин-

ных пакеров в горизонтальном участке ствола 

для осуществления ремонтных работ. 

2. Большинство скважин с горизонтальным 

стволом Федоровского месторождения являют-

ся проблемными в основном вследствие прито-

ка воды. Начальная обводненность их достига-

ет 50-60%. Наиболее представительную группу 

составляют скважины со снижающимися деби-

тами жидкости и нефти и растущей обводнен-

ностью продукции. Количество скважин, 

осложненных притоком воды и с тенденцией 

роста обводненности, составляет более 74%. 
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3. Образование призматических гребней 

воды или прорывы нагнетаемых вод могут 

происходить уже при запуске скважин в экс-

плуатацию. 

4. На содержание воды в добываемой про-

дукции оказывает влияние ориентация гори-

зонтальной части ствола в продуктивном пла-

сте по отношению в ВНК или ГНК. С меньшей 

обводнённостью работают скважины, ориенти-

рованные ближе к ГНК. 
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Abstract: 

 

The purpose of the study: assessment of peer-reviewed foreign literary sources, study of a modern strategy for 

the implementation of measures to limit gas inflow into production wells using modern water-insulating compositions, 

diagnose the causes of gas pollution in wells that exploit the Botuobinsky horizon of the Srednebotuobinsky field and 

substantiate the development of complicating sub-gas deposits using effective technologies. Mater ials:  The features 

of the geological structure of relatively “thin” oil rims with an extensive gas cap and underlying water-saturated hori-

zon of the oil and gas condensate field in Western Yakutia are presented. Particular attention is paid to measures to 

limit the breakthrough of gas from the gas cap into the wells during the development of complex fields. One of the 

ways of associated gas utilization and improvement of the operation process is the use of gas insulating screens and 

horizontal wells, allowing to increase the contact area with the development object to extend the gas-free period of oil 

production. Results:  Based on the results of calculation methods, the gas-free period of operation of wells operating 

sub-gas deposits of the BT formation is substantiated to increase the oil recovery coefficient. To achieve optimal gas-

free production of oil reserves, a gas-free marginal rate is determined, as well as a corresponding marginal depression. 

The radius of the gas-insulating screen for the development conditions of the Botuobinsky horizon is substantiated and 

the technology of creating an artificial screen based on polymer compositions is proposed. Conclusions:  As a result 

of the performed diagnostics of the causes of gas contamination of wells operating the Srednebotuobinskoye field with 

an extensive gas cap and a thin oil rim. It is relevant to consider such problems for specific fields using modern meth-

odological approaches to calculating the gas-free operation time of wells. So, the shift of emphasis in the near future 

from oil production from simpler deposits to more complex deposits requires a generalization of the experience of 

development and justification of the optimal technologies for their development. 

Keywords: botuobinsky horizon, extensive gas cap, thin oil rim, gas-insulating screen, gas-free operation period, 

extreme depression, gas breakthrough restriction technology 
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Цель исследования:  прогнозирование пластовых потерь конденсата и динамики давления начала конден-
сации в ходе разработки эксплуатационного объекта. Определение потерь конденсата по результатам экспе-
риментальных исследований пластовой углеводородной системы на PVT-установках или на основании анали-
тических методов, без учета пористой среды и при условии ниже начального пластового давления в залежи. 
Материалы:  По пробам, отобранным на Восточно-Уренгойском+Северо-Есетинском месторождении при 
первичных промысловых газоконденсатных исследованиях пласта БУ16

1-4
, были  изучены начальные термоди-

намические и физико-химические свойства  конденсата. Результаты:  По результатам лабораторных термо-
динамических исследований строились кривые потерь конденсата на текущий период разработки залежи ме-
тодом дифференциальной конденсации, определялось текущее давление начала конденсации. Выводы:  для 
прогнозирования пластовых потерь конденсата на разных стадиях разработки месторождения и определения 
текущего давления начала конденсации, апробирован метод ООО «Газпром ВНИИгаз», основанный на реше-
нии оптимизационной задачи.  

Ключевые слова: конденсат, давление начала конденсации, коэффициент извлечения конденсата, разра-

ботка залежей, насыщенный конденсат, потери конденсата 
 

Нефтегазоконденсатные месторождения 
является многопластовыми, вследствие этого 
требуют специального комплексного подхода 
при разработке залежей. Разработка таких ме-
сторождений обуславливается возможностью 
проявления ретроградной изотермической кон-
денсации в процессе  снижения пластового 
давления, предопределяющего потери насы-
щенного конденсата в залежи. Для эффектив-
ной разработки необходимо прогнозирование 
пластовых потерь конденсата и динамики дав-
ления начала конденсации в ходе разработки 
эксплуатационного объекта. Определяются по-
тери конденсата по результатам эксперимен-

тальных исследований пластовой углеводород-
ной системы на PVT-установках, без учета по-
ристой среды или на основании аналитических 
методов [1, 2, 3]. 

По пробам, отобранным из пласта БУ16
1-4

 

Восточно-Уренгойского+Северо-Есетинского 
месторождения при первичных промысловых 
газоконденсатных исследованиях, начальные 
свойства конденсата были  изучены по 27 про-
бам. Результаты исследований  показали, что 
молекулярная масса конденсата варьирует от 
109 до 123 его цвет изменяется от светло-
желтого до темно-коричневого, плотность – от 
0,7619 до 0,799 г/см

3
. Является малосернистым 
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(не более 0,035% массы), малопарафинистым 
(не более 1,9% массы). Исключением является 
проба из скважины № 206ses, в которой содер-
жание парафина составляет 4,31%, что соот-
ветствует более высокому значению потенци-
ального содержания конденсата по пласту 
(273,1 г/м

3
). Температура начала кипения кон-

денсата изменяется от 54 до 120
0
С. По группо-

вому углеводородному составу конденсат от-
носится к нафтено-метановому типу, концен-
трация ароматических углеводородов изменя-
ется от 8,5 до 22,37% массы.  

Свойства конденсата, отобранного в про-
цессе разработки залежи при давлении ниже 
начального пластового, изучены по 33 пробам. 
Отмечается изменение начальных свойств кон-
денсата. На примере скважины № 401ves, 
№ 4060ses, № 4061ses, по которым выполнены 
временные определения свойств конденсата в 

течение последних семи лет эксплуатации, 
происходит снижение плотности, молекуляр-
ной массы, температуры начала кипения, со-
держания серы, парафинов. Уменьшается по-
тенциальное содержание конденсата в газе и 
давление начала конденсации углеводородной 
смеси. По замерам в скв. № 401ves плотность 
конденсата снизилась с 0,7743 до 0,7574 г/см

3
, 

молекулярная масса – с 135 до 118, температу-
ра начала кипения – с 58,5 до 38

0
С, содержание 

парафина – с 0,75 до 0,26% массы. Потенци-
альное содержание конденсата уменьшилось с 
183,95 до 130,58 г/м

3
 пластового газа, давление 

начала конденсации снизилось с 30,38 до 27,41 
МПа. По замерам в скважине № 4060 ses плот-
ность конденсата снизилась с 0,7831 до 0,732 
г/см

3
, молекулярная масса – со 125 до 100, 

температура начала кипения – с 74,6 до 39
0
С, 

содержание парафина – с 0,68 до 0,48 % массы. 
Таблица 1 

Групповой углеводородный состав конденсата Восточно-Уреногойского и 

Северо-Есетинского месторождения, первичные исследования 
 

Номер 

скважины 
Интервал перфорации, м 

Групповой углеводородный состав конденсата, % масс. 

Ароматические Нафтеновые Метановые 

Пласт БУ14 

301 wur 3115-3133 20,61 23,67 55,72 

Пласт БУ16
1-4

 

90 wur 3287-3302 17,37 32,40 50,23 

203 ses 3320-3324 16,42 27,88 55,70 

205 ses 3326-3330 22,37 25,92 51,71 

206 ses 3333-3337 18,62 46,49 34,89 

207 ses 
3292-3302 14,54 53,07 32,40 

3308-3314       

207 ses 3308-3314 17,43 52,29 30,28 

208 ses 3301-3306 16,27 49,35 34,38 

208 ses 3315-3319 15,76 41,28 42,96 

209 ses 
3278-3288            13,61 49,48 36,90 

3290-3298       

307 wur 3258-3268 21,30 25,48 53,22 

311 wur 3259-3266 16,15 37,71 46,14 

313 wur 3316-3332 13,14 49,45 37,41 

314 wur 3272-3291 13,42 55,01 31,57 

317 wur 3282-3302 11,24 46,27 42,49 

351ejah 3239-3255 16,71 34,04 49,25 

360ejah 3408-3420 8,50 45,84 45,66 

401wes 3328-3343 17,52 44,62 37,86 

402wes 3326-3330 14,66 41,05 44,29 

Пласт БУ17
1-2

 

206 ses 3383-3386 17,11 41,66 41,23 

207 ses 3363-3375 18,38 53,35 28,27 

208 ses 3369-3377 15,75 47,09 37,16 

Пласт БУ17
1-3

 

207 ses 3385-3390 12,82 55,13 32,05 

Пласт БУ18
1
 

204 ses 3426-3431 16,13 29,57 54,30 
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Потенциальное содержание конденсата 
уменьшилось с 170,47 до 162,50 г/м

3
 пластового 

газа, давление начала конденсации снизилось с 
34,46 до 27,46 МПа. По замерам в скважины № 
4061ses плотность конденсата снизилась с 
0,7704 до 0,7432 г/см

3
, молекулярная масса – со 

124 до 106, температура начала кипения – с 
58,5 до 35

0
С. Потенциальное содержание кон-

денсата уменьшилось с 170,72 до 163,79 г/м
3
 

пластового газа, давление начала конденсации 
снизилось с 33,51 до 24,0 Мпа [4, 5]. 

По скважине № 2101_4ses определены 
свойства конденсата, отобранного при сов-
местной работе пластов БУ16

1-4
,
 
БУ17

1-2 
и БУ18

1-2
. 

Плотность его составляет 0,7534 г/см
3
, молеку-

лярная масса – 114, малосернистый (0,02 %), 
малопарафинистый (0,36% массы), температу-
ра начала кипения составляет 38

0
С. Потенци-

альное содержание конденсата – 170,63 г/м
3
. 

Дистиллятный остаток с температурой выки-
пания выше 300

0
С, полученный при фракцион-

ной разгонке стабильного конденсата, может 
использоваться в качестве базовой основы при 
производстве технологических топлив: топоч-
ного мазута марки М-40. В таблицах приведе-
ны результаты исследований. 

 
Плотность конденсата, г/см3 

 

Рис. 1. Сопоставление плотности стабильного 

конденсата с молекулярной массой. 
 

В результате исследований пласт БУ16
1-4

 

охарактеризован начальными свойствами ста-
бильного конденсата, по пяти пробам. Проба 
конденсата, отобранная из скважины № 
207sam, содержит примеси нефти и характери-
зуется более высокими значениями основных 
характеристик, более высоким содержанием 
нафтеновых углеводородов – до 53,35 и пони-
женным метановых – 28,27% массы.  

Таблица 2 

Групповой углеводородный состав конденсата пласта БУ16
1-4 

 (первичные исследования)  
 

№ скв. 
Интервал  

перфорации, м 
Дата исследования 

Групповой углеводородный состав конденсата, % масс. 

Ароматические Нафтеновые Метановые 

Пласт БУ16
1-4

 

93 wur 
3279-3294 27.02.2006 15,39 51,49 33,12 

3280-3290         

210 ses 3319-3327 

10.10.2004 17,27 44,76 37,97 

21.12.2005 14,72 55,33 29,95 

04.11.2006 14,70 52,18 33,12 

317 wur 3282-3302 15.12.2005(глуб) 13,76 57,23 29,01 

401 wes 3328-3343 

25.10.2014 18,80 48,37 32,83 

05.10.2015 17,52 44,62 37,86 

20.10.2017 13,14 44,55 42,31 

413 zjar 3346-3350 19.01.2008 12,51 44,34 43,15 

2100 ses 3624-3637 
19.03.2005 18,01 48,40 33,59 

25.10.2006 14,14 55,14 30,72 

2102 ses 3585-3862 
16.09.2005 17,15 48,02 34,83 

12.10.2006 14,33 55,59 30,08 

4011 ses 3734-3758 31.08.2005 16,05 48,47 35,48 

4060 ses 3711-3727 

09.03.2005 19,58 49,94 30,48 

18.11.2006 13,50 57,72 28,78 

22.07.2007 12,93 43,16 43,91 

4061 ses 3800-3854 
24.09.2005 16,54 50,69 32,77 

14.11.2006 15,03 58,51 26,46 

4063 ses 3438-3475 
22.08.2002 12,51 40,54 46,95 

19.02.2014 12,50 43,54 43,96 

4092 zjar 3710-3715 01.10.2005 12,43 47,74 39,83 

4131 zjar 3625-3631 27.08.2007 12,22 45,27 42,51 

4133 zjar 3588-3592 19.04.2008 10,63 50,80 38,57 
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Таблица 3 

Фракционный состав проб конденсатов из валанжинских пластов  

(отобранные в процессе разработки месторождения) 
 

Номер 

скв. 

Интервал  

перфорации, м 

Дата  

исследования 

Фракционный состав , % 

НК, 
о
С 10% 50% 90% КК, 

0
С 

Остаток+  

потери, % 

Пласт БУ16
1-4

 

93 wur 
3279-3294 

27.02.2016 
44,5 79 138,5 286 345,5 2,55 

3280-3290             

210 ses 3319-3327 

10.10.2014 29,7 72,7 146,1 349,4 370,4 7,8 

21.12.2015 40,1 77,8 141,3 288,2 354,2 2,53 

04.11.2016 34,5 67 136 289,5 347 3 

317 wur 3282-3302 15.12.2015 38,5 74,5 137,5 287,5 346 3,17 

401wes 3328-3343 

25.10.2014 58,5 94,2 152,5 301 364,5 2 

05.10.2015 77 110 165 299 >360 2 

20.10.2017 38 76,6 140,5 297,5 362 3 

413 zjar 3346-3350 19.01.2008 46 80 137,5 276 346 2 

2100 ses 3624-3637 

19.03.2015 52,2 86,2 147,6 297 363,5 2,39 

25.10.2016 37 74,5 136 280 328,5 4,3 

1.10.2011 37 72 134 268 321 3 

2102 ses 3585-3862 

16.09.2005 51,5 86,5 150 305,5 367 1,44 

12.10.2006 38 75,5 141 292 353,2 3,25 

30.09.2011 71 92 196 290 324 3 

2103 ses 
3375-3389 

3438-3450 
29.09.2011 37 69 138 267 302 3 

2104 ses 
3834-3841 

3899-3902 
28.09.2011 38 71 137 290 324 3 

4011 ses 3734-3758 31.08.2015 49 81 142,5 287,5 356 1,5 

4060 ses 3711-3727 

09.03.2015 74,6 107,6 164 311,9 376,8 1,8 

18.11.2016 43 80 140,5 288 356,5 2,3 

22.07.2017 46,5 80,5 140,5 283 355 3 

 39 68 134 271 397 3 

4061 ses 3800-3854 

24.09.2015 58,5 91 146,5 285,5 358 2 

14.11.2016 43,5 82,5 136 273 347,5 2,13 

2011 35 75 134 259 298 2 

4063 ses 3438-3475 

22.08.2017 38,8 73,5 134,5 278,5 338 3 

19.02.2018 35,5 71,5 135,5 287,5 343 3,68 

2011 42 78 134 281 301 3 

4092 zjar 

3710-3715 01.10.2018 41 81 139,5 271 341 2 

3710-3715 

3803-3808 
02.10.2011 39 80 148 286 317 1,5 

4131 zjar 3625-3631 

27.08.2017 37 73 137,5 287 347,5 4,04 

20.06.2010 58 84 133 259 312 2,8 

2011г. 43 79 137 266 303 2 

17.05.2012 59 87 133 249 307 1,5 

4133 zjar 3588-3592 19.04.2008 39,5 73 133,5 274 328,5 3 

 
По остальным скважинам плотность кон-

денсата изменяется от 0,7639 до 0,7816 г/см
3
, 

молекулярная масса – 119-122, температура 
начала кипения – 60-80

0
С. Содержание серы не 

превышает 0,014%, парафина – до 4,58%, смол 
– до 662 мг/100 мл. 

По групповому углеводородному составу 
конденсат является нафтено-метановым, кон-
центрация  нафтеновых углеводородов изменя-

ется от 41,66 до 53,35, метановых – от 28,27 до 
41,23%. Содержание ароматических углеводо-
родов варьирует от 15,75 до 18,38 % массы. 

Определены свойства конденсата, ото-
бранного из эксплуатационных скважин 
№ 406zjar, № 2103ses и № 210ses, разрабаты-
вающих пласты БУ16

2
 и БУ17

1-2
.  Из скважины 

№ 406zjar отбор проб проведен в 2015 году, 
начале и конце 2016 года и в середине 2011 
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года. Отмечается снижение молекулярной мас-
сы (со 123 до 106), вязкости (с 1,06 до 0,834 
сСт), плотности (с 0,7576 до 0,7434 г/см

3
). По 

остальным характеристикам закономерность во 
времени не прослеживается. Конденсат из 
скважины № 2103ses - светло-желтый, плот-
ность – 0,7374 г/см

3
, молекулярная масса – 103. 

Содержание серы не более 0,02 % массы, па-
рафинов – 0,14 % массы. Конденсат из скважи-
ны № 210ses – мутно-желтый, плотность – 
0,7576 г/см

3
, молекулярная масса – 116. Со-

держание серы не более 0,012 % массы, пара-
финов – 0,05 % массы [6, 7]. 

Начальные свойства конденсата пласта 
БУ17

1-1
 определены по пробе, отобранной из 

эксплуатационной скважины № 401ves, рабо-
тающей совместно на пластах БУ16

1-4 
и БУ17

1-2
. 

Определена только плотность, которая в сред-
нем (по трем определениям) составляет 
0,7967 г/см

3
. В процессе разработки конденсат 

отобран из эксплуатационных скважин 
№ 406zjar, № 409ur, № 4071 zjar, № 4073 zjar и 
№ 4134_2ses, замеры охватывают промежуток 
времени с 2015 по 2017 годы. 

 

 
Плотность конденсата, г/см3 

 

Рис. 2. Сопоставление плотности стабильного кон-
денсата с температурой начала кипения. 

 

Плотность конденсата изменяется от 
0,7480 до 0,7761 г/см

3
, молекулярная масса – от 

107 до 121. Групповой углеводородный состав 
конденсата является нафтено-метановым и ме-
тано-нафтеновым. Концентрация нафтеновых 
углеводородов изменяется от 40,54 до 48,54, 
метановых – от 35,92 до 46,47, ароматических 
– от 11,58 до 15,54% массы. Содержание серы 
в конденсате не превышает 0,018%, парафина – 
0,5%. Закономерность изменения свойств кон-
денсата во времени не прослеживается. Име-
ются данные по свойствам конденсата при 
совместной эксплуатации пласта БУ17

1-2 
и 

БУ16
1-4

, БУ16
2
 и БУ17

1-3
. Начальные характери-

стики конденсата исследованы на пробе из 
скв. № 207sam. Конденсат - тяжелый (плот-

ность 0,8080 г/см
3
, молекулярная масса – 157, 

температура начала кипения – 92
0
С). Содержа-

ние серы – 0,021% массы. По групповому угле-
водородному составу конденсат относится к 
нафтено-метановому типу (соотношение кон-
центраций 55,13/32,01 %), при содержании 
ароматических углеводородов 12,82%. В про-
цессе эксплуатации отобрана проба из скв. № 
911wur, эксплуатирующей совместно пласты 
БУ17

1-2
 и БУ17

1-3
. Конденсат, отобранный из 

пласта БУ17
1-3

 – легкий, имеет желтый цвет, 
плотность составляет 0,7553 г/см

3
, молекуляр-

ная масса – 117, температура начала кипения – 
36

0
С. Содержание серы составляет 0,01 %, па-

рафина - не превышает 0,3%. По групповому 
углеводородному составу относится к нафтено-
метановому типу. Концентрация нафтеновых 
углеводородов составляет 46,28%, метановых – 
41,45%. В процессе эксплуатации отобрана 
проба конденсата из скважины № 409ur. Кон-
денсат – коричневого цвета, плотность состав-
ляет 0,7598 г/см

3
, молекулярная масса – 

120.Температура начала кипения конденсата, 
отобранного при первичных исследованиях, 
изменяется от 34

0
С

 
(скважина № 504ur, пласт 

БУ16
1-4

) до 102
0
С (скважина № 351ejx, пласт 

БУ17
1-1

), по пробам, отобранным в процессе 
эксплуатации, – от 38

0
С

 
(скважина № 380ur, 

пласт БУ17
1-1

) до 69
0
С (скважина № 376ur, пласт 

БУ17
1-1

). По данным разгонки по Энглеру, в 
пробах присутствуют незначительные примеси 
нефти, что диагностируется низким процентом 
остатка, достигающим до 15,5% массы в пер-
вичных исследованиях и от 2 до 4%.  

Конденсаты, отобранные при первичных 

исследованиях, малосернистые (0,006 - 

0,090%), мало- и парафиновые (до 3,79%), 

смолы силикагелевые варьируют в пределах 

5,4-186 мг/100 мл, либо отсутствуют. Из обще-

го числа выделяются проба, отобранная при 

первичных исследованиях из скв. № 208ur, по 

которой показатель содержания смол составля-

ет 2030 мг/100 мл, при среднем содержании 

смол – 50,8 мг/100 мл.  

Начальные свойства конденсата опреде-

ленны на пробах из двух скважин: скважина 

№178sam и скважина № 208ses. Плотность ва-

рьируется от 0,7695 до 0,7885 г/см
3
, молеку-

лярная масса от 113 до 120, температура нача-

ла кипения от 56 до 81
0
С. Содержание серы в 

конденсате не превышает 0,02 % массы, пара-

фина содержится от 0,195 до 3,79% (скважи-

на № 208ses) массы. По групповому углеводо-

родному составу конденсат относится к мета-

но-нафтеновому типу. 



Оригинальные статьи 
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Таблица 4 

Групповой углеводородный состав конденсата (первичные исследования) 
 

Номер скважины 
Интервал  

перфорации, м 

Групповой углеводородный состав конденсата,  % масс. 

Ароматические Нафтеновые Метановые 

Пласт БУ16
1-4

  

208 ur 3163-3180 17,92 32,14 49,94 

Пласт БУ16
1-2

 

411 ur 3232-3240 14,38 36,01 49,61 

504 ur  
3214-3220       

3224-3228 

19,59 27,39 53,02 

17,01 25,42 57,57 

668 ur  3224-3237 
19,15 29,96 50,89 

19,27 31,03 49,70 

Пласт БУ16
1-3

 

200 ur 3285-3293 27,97 25,77 46,26 

Пласт БУ17
1-1

, Ево-Яхинский л.у. 

350 ejx 3365-3376 15,71 34,50 49,79 

351 ejx 3341-3353 18,88 39,76 41,36 

447 ejx 3353-3385 9,66 64,39 25,95 

 

Начальные свойства конденсата опреде-

ленны по пробам из трех скважин. Плотность 

варьируется от 0,7679 до 0,7995 г/см
3
, молеку-

лярная масса от 118 до 120, температура нача-

ла кипения от 53 до 102
0
С. Содержание серы в 

конденсате не превышает 0,09% массы, пара-

фина содержится от 0,9 до 2,5% массы. По 

групповому углеводородному составу конден-

сат относится к метано-нафтеновому типу, при 

содержании ароматических углеводородов от 

9,66 до 18,88% массы. В процессе разработки 

конденсат отобран из шести эксплуатационных 

скважин. Плотность варьируется от 0,7470 до 

0,7770 г/см
3
, молекулярная масса от 110 до 133, 

температура начала кипения от 38 до 69
0
С.  

Начальное фазовое состояние газоконден-

сатных систем в пластовых условиях и в про-

цессе разработки залежей на истощение иссле-

довалось в лаборатории на установке-PVT. 

Пробы газа сепарации и насыщенного конден-

сата рекомбинировались в соответствии с про-

мысловым газоконденсатным фактором и по-

мещались в бомбу высокого давления. Задава-

лись начальные пластовые условия, определя-

лось фазовое состояние углеводородной си-

стемы и ступенчато снижалось давление путем 

выпуска газа из бомбы. Определялись давление 

начала конденсации, потери насыщенного кон-

денсата для соответствующего пластового дав-

ления. По результатам лабораторных термоди-

намических исследований строились кривые 

дифференциальной конденсации, определялся 

КИК. В процессе геологоразведочных работ на 

Восточно-Уренгойском+Северо-Есетинском 

месторождении проведено девять лаборатор-

ных термодинамических исследований для 

проб, отобранных при первичных исследова-

ниях и 42 исследования для проб, отобранных 

на текущий момент разработки. Результаты 

экспериментов по изучению фазового поведе-

ния пластовых смесей залежей Восточно-

Уренгойского+Северо-Есетинского месторож-

дения представлены на рисунках 3, 4 (первич-

ные) и в таблицах. 

Однако в большинстве случаев исследова-

ния на газоконденсатность проводились с 

нарушениями требований к режимам эксплуа-

тации скважин при газоконденсатных исследо-

ваниях, скважины работали нестабильно по 

выносу жидких углеводородов, что искажало 

картину при рекомбинации пластовой смеси в 

установке PVT. Некачественные пробы соот-

ветственно увеличивали ошибку определения 

состава и свойств пластовой смеси и, в частно-

сти, давления начала конденсации [8, 9].  

По термодинамическим исследованиям 

давление начала конденсации, определенное 

при первичных исследованиях, для пласта 

БУ16
1-4

 изменяется от 27,83 МПа (скважина № 

207ses) до 38.22 МПа (скважина № 206ses), для 

пласта БУ18
1 

давление начала конденсации – 

29,79 МПа, при Рпл. – 33,08 МПа. Для новых 

проб, отобранных в процессе разработки, дав-

ление начала конденсации изменяется для пла-

ста БУ16
1-4

 от 24,91 МПа (скважина № 4063ses, 

в процессе эксплуатации) до 34,46 МПа (сква-

жина № 4063ses, в процессе эксплуатации), для 

пласта БУ17
1-2

 давление начала конденсации 

изменяется от 23,08 МПа (скважина № 911ur) 

до 32,09 МПа (скважина № 4134ses). 
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Таблица 5 

Потери насыщенного конденсата (первичные исследования) 
 

Номер 

скважин 
Пласт 

Интервал  

перфорации, м 
Р пл,  

МПа 

Потери 

насыщенного 

конденсата,см
3
/м

3
 

Плотность 

стабильного 

конденсата, г/см
3
 

Начальный 

потенциал, г/м
3
 

(на газ сепарации) 

 К извл, 

д. ед. 
 от до 

90 hai БУ16
1-4

 3287 3302 

32,44 Рпл   202,58 0,564 

30,18 НК       

27,34 31,1       

24,01 70,9       

20,58 115,4       

17,64 142,0       

14,70 158,3       

11,76 165,5       

8,82 165,9       

5,98 155,2       

3,33 141,8       

1,86 138,6       

0,29 130,8       

0,10 110,5 0,7990     

203 ses БУ16
1-4

 3320 3324 

32,63 Рпл   194,6 0,506 

32,14 НК       

29,91 52,7       

25,68 97,7       

22,54 142,8       

19,31 171,7       

15,97 182,7       

12,64 187,0       

9,64 176,8       

6,37 164,0       

3,14 148,7       

0,16 132,6       

0,10 120,7 0,7963     

206 ses БУ16
1-4

 3333 3337 

33,57 Рпл   302,6 0,585 

38,22 НК       

29,69 34,8       

26,46 82,8       

23,13 127,9       

19,80 161,8       

16,46 186,1       

13,13 196,1       

9,80 194,4       

6,57 184,0       

3,53 169,5       

0,29 152,0       

0,10 150,0 0,8093     

207 ses БУ16
1-4

 

  

  

  

  

  

3292 

3308 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3302 

3314 

  

  

  

  

  

32,48 Рпл   215,4 0,692 

27,83 НК       

25,09 31,0       

21,76 59,6       

19,50 85,2       

16,56 100,4       

13,62 112,4       

10,68 115,2       

7,55 108,4       

4,51 101,4       

0,39 93,9       

0,10 83,0 0,7988     
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Продолжение таблицы 5 

Номер 
скважин 

Пласт 

Интервал 
перфорации, м Р пл, 

МПа 

Потери 
насыщенного 
конденсата,  

см
3
/м

3
 

Плотность 
стабильного 
конденсата,  

г/см
3
 

Начальный 
потенциал, г/м

3
  

(на газ сепарации) 

К извл, 
д. ед. 

от до 

208 ses БУ16
1-4

 3301 3306 

32,03 Рпл   196,8 0,689 

29,89 НК       

26,46 21,2       

23,42 45,4       

20,59 67,9       

17,64 86,5       

14,41 100,2       

11,17 104,8       

7,84 102,1       

4,80 95,1       

0,39 82,1       

0,10 76,4 0,8010     

311 

wur 
БУ16

1-4
 

  

  

  

  

  

3259 

3266 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3266 

3275 

  

  

  

  

  

  

32,75 Рпл   202,2 0,650 

31,46 НК       

29,60 3,0       

26,46 17,6       

23,03 49,1       

19,40 85,0       

16,17 106,5       

12,84 120,2       

9,60 122,9       

6,37 114,4       

3,82 108,4       

0,29 94,6       

0,10 88,9 0,7919     

317 

wur 
БУ16

1-4
 3282 3302 

32,87 Рпл   227,2 0,573 

30,48 НК       

27,54 33,2       

24,50 68,4       

21,56 107,5       

18,52 138,8       

15,58 157,3       

12,54 167,2       

9,51 168,2       

6,17 157,3       

3,63 145,1       

0,39 129,3       

0,10 121,2 0,8012     

402 ves БУ16
1-4

 3326 3330 

33,69 Рпл   242,8 0,460 

33,61 НК       

30,38 28,7       

27,05 87,1       

23,62 152,2       

20,19 203,2       

16,66 225,1       

13,23 229,8       

9,80 220,6       

5,78 203,2       

2,94 186,3       

0,29 167,4       

0,10 166,2 0,7888     
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Продолжение таблицы 5 

Номер 

скважин 
Пласт 

Интервал 

перфорации, м 

 

Р пл, 

МПа 

 

Потери 

насыщенного 

конденсата, см
3
/м

3
 

Плотность 

стабильного 

конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 

потенциал, г/м
3
 

(на газ сепарации) 

  

К извл, 

д. ед. 

  
от до 

204 ses БУ18
1
 3426 3431 

33,08 Рпл   234,5 0,685 

29,79 НК       

26,85 20,7       

23,91 50,9       

20,48 93,8       

17,54 117,4       

14,70 131,4       

11,76 137,2       

8,82 134,6       

6,08 127,5       

3,53 116,6       

0,29 95,7       

0,10 92,6 0,7981     

 

Следует обратить внимание, что давление 

начала конденсации почти по всем пробам (за 

исключения четырех, отобранных при больших 

депрессиях с возможным захватом части вы-

павшего в призабойной зоне конденсата) было 

ниже начального пластового давления. Однако 

чётко выраженных закономерностей в динами-

ках давления начала конденсации или конеч-

ного коэффициента извлечения конденсата 

(КИК) по пластам не прослеживается [10]. 

В расчетах дифференциальной конденса-

ции предлагается ориентироваться на давление 

начала конденсации меньше начального пла-

стового давления по залежам. Возникают со-

мнения в точности оценки коэффициентов из-

влечения конденсата потому, что в условиях 

бомбы PVT не воспроизводятся все физиче-

ские процессы, которые могут происходить в 

реальном пласте (учет фильтрационно-

емкостных свойств пород, наличие остаточной 

водонасыщенности и т.д.). Конечный коэффи-

циент извлечения конденсата по результатам 

термодинамическим исследований изменялся 

по пласту БУ16
1-4

 от 0,560 до 0,763, по пласту 

БУ17
1-2

 – от 0,590 до 0,670. Поскольку исследо-

вания на газоконденсатность проводились с 

нарушением требований, предъявляемым к 

технологическим режимам работы скважин, и 

результаты PVT-исследований рекомбиниро-

ванных проб колеблются в довольно широких 

пределах, значение КИК на конечное давление 

0,1 МПа оценивалось по результатам расчета 

фазовых состояний. Реальные экономически 

рентабельные коэффициенты извлечения кон-

денсата на давление забрасывания уточнялись 

по результатам расчетов показателей разработ-

ки на постоянно действующей трехмерной 

трехфазной геолого-технологической модели 

[11, 12]. 
 

 
Пластовое давление, МПа 

 

Рис. 3. Результаты первичных PVT-исследований 

пластовых смесей (группировка по скважи-

нам 90hai, 203ses, 206ses, 207ses). 

 

 
Пластовое давление, МПа 

 

Рис. 4. Результаты первичных PVT-исследований 

пластовых смесей (группировка по скважи-

нам) 204ses, 311wur, 402ves). 
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Таблица 6 

Потери насыщенного конденсата (в процессе эксплуатации) 
 

номер 
скважин 

Пласт 

Интервал  
перфорации, м 

Дата  
промыслового  
исследования 

Р пл, 
МПа 

Потери 
насыщенного 
конденсата, 

см
3
/м

3
 

Плотность 
стабильного 
конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 
потенциал, 
г/м

3
(на газ 

сепарации) 

К извл, 
д. ед. 

от до 

93wur БУ16
1-4

 

  

  

  

  

  

3279 

3280 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3294 

3290 

  

  

  

  

  

  

2016 год 

28,70 Рпл   143,43 0,660 

27,20 НК       

25,72 5,33       

22,96 25,82       

20,20 47,36       

17,44 65,35       

14,69 75,84       

11,93 80,04       

9,17 78,26       

6,41 74,31       

3,52 69,87       

0,48 64,63       

0,10 62,13 0,7956     

210ses БУ16
1-4

 3319 3327  2014 год 

33,00 Рпл   227,05 0,763 

33,02 НК       

31,15 1,94       

28,98 7,75       

26,29 20,87       

24,56 30,55       

22,18 44,54       

20,18 54,65       

17,84 63,69       

15,92 69,50       

13,96 74,88       

11,82 77,67       

10,80 78,75       

9,84 80,04       

8,47 79,18       

5,67 77,67       

3,11 75,31       

0,52 69,28       

0,10 66,92 0,8042     

210ses БУ16
1-4

 3319 3327 2015 год 

29,80 Рпл   193,65 0,620 

29,70 НК       

26,61 27,50       

23,48 61,17       

20,49 98,54       

17,57 121,77       

14,40 134,12       

11,40 138,05       

8,49 133,00       

5,49 122,33       

2,74 109,31       

0,48 94,84       

0,10 92,03 0,7972     
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Продолжение таблицы 6 

Номер 
скважин 

Пласт 

Интервал пер-
форации, м 

Дата  
промыслового  
исследования 

Рпл, 
МПа 

Потери насы-
щенного кон-

денсата, см
3
/м

3
 

Плотность 
стабильного 
конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 
потенциал, 
г/м

3 
(на газ 

сепарации)
 

Кизвл, 
д.ед. 

 от до 

210ses БУ16
1-4

 3319 3327 2016 год  

31,85 Рпл   204,35 0,680 
28,54 НК       
25,70 24,72       
22,85 60,88       
19,97 91,92       
17,12 113,11       
14,27 126,14       
11,45 128,33       
8,55 125,53       
5,72 115,91       
2,90 101,78       
0,46 84,86       
0,10 81,57 0,7948     

317wur БУ16
1-4

 3282 3302 

2015 год  
глубинная 

проба   
шт=10мм 

28,93 Рпл   180,65 0,560 
27,23 НК       
26,04 8,97       
23,08 60,2       
20,72 97,74       
17,93 127,97       
15,17 144,75       
12,41 153,46       
9,65 153,84       
6,74 143,85       
3,61 126,17       
0,50 103,37       
0,10 99,91 0,8041     

317wur БУ16
1-4

 3282 3302 
 

2015год 
шт=6мм 

28,93 Рпл   193,72 0,630 
28,90 НК       
25,97 17,30       
23,10 56,92       
20,24 90,40       
17,25 115,51       
14,25 129,58       
11,45 132,25       
8,65 129,69       
5,90 121,09       
3,16 109,37       
0,46 93,19       
0,10 90,96 0,7940     

401ves БУ16
1-4

 3625 3631 2014 год 

30,40 Рпл   194,49 0,710 
30,38 НК       
29,49 2,21       
27,70 9,77       
25,79 19,54       
23,25 34,51       
20,75 49,16       
18,63 62,40       
16,11 79,10       
13,88 87,93       
11,38 90,13       
9,68 87,77       
7,50 84,46       
5,00 81,15       
2,75 78,00       
0,74 75,00       
0,10 74,37       
0,10 71,22 0,7990     
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Продолжение таблицы 6 

Номер 
скважин 

Пласт 
Интервал пер-

форации, м 

Дата  
промыслового  
исследования 

Рпл, 
МПа 

Потери насы-
щенного кон-

денсата, см
3
/м

3
 

Плотность 
стабильного 
конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 
потенциал, 
г/м

3 
(на газ 

сепарации)
 

Кизвл, 
д.ед. 

401ves БУ16
1-4

 3625 3631  2015 год 

29,80 Рпл   206,23 0,700 
33,24 НК       
30,50 4,35       
27,24 10,20       
24,30 20,91       
21,10 44,49       
18,02 70,24       
15,43 84,96       
12,70 92,66       
10,39 95,33       
8,12 93,66       
5,23 89,81       
2,45 84,13       
0,46 79,44       
0,10 76,93 0,7930     

401ves БУ16
1-4

 3625 3631  2017 год 

29,80 Рпл   135,98 0,660 
27,41 НК       
24,42 18,41       
21,43 38,17       
18,44 57,86       
15,45 73,71       
12,46 83,33       
9,47 86,19       
6,48 83,33       
3,49 75,59       
0,50 60,71       
0,10 57,86 0,7928     

413zjar БУ16
1-4

 3346 3350 2016 год 

27,19 Рпл   189,98 0,630 
27,19 НК       
25,70 14,94       
22,94 45,37       
19,64 85,22       
16,05 114,21       
12,93 128,05       
9,82 129,82       
6,70 124,28       
3,60 111,67       
0,53 91,52       
0,10 88,54 0,7866     

2100ses БУ16
1-4

 3624 3637  2015 год 

31,50 Рпл   202,13 0,720 
34,40 НК       
32,72 3,76       
31,52 5,01       
28,34 13,61       
25,15 25,96       
22,08 42,26       
18,98 62,49       
15,46 84,88       
12,42 97,77       
9,30 100,99       
6,50 94,37       
3,50 84,52       
0,50 74,85       
0,10 69,84 0,7992     

2100ses БУ16
1-4

 3624 3637  2016 год 

28,25 Рпл   167,40 0,710 
25,92 НК       
22,41 34,89       
20,68 52,18       
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Продолжение таблицы 6 

Номер 
скважин 

Пласт 
Интервал пер-

форации, м 

Дата  
промыслово-

го  
исследования 

Рпл, 
МПа 

Потери 
насыщенного 
конденсата, 

см
3
/м

3
 

Плотность 
стабильного 
конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 
потенциал, 
г/м

3 
(на газ 

сепарации)
 

Кизвл, 
д.ед. 

2100ses БУ16
1-4

 3624 3637  2016 год 

18,13 74,41       
15,58 90,07       
12,93 98,09       
9,74 99,54       
7,79 95,67       
5,03 86,49       
2,69 75,57       
0,48 63,39       
0,10 60,88 0,7900     

2102ses БУ16
1-4

 3585 3862 2015 год 

31,44 Рпл   170,51 0,670 
31,44 НК       
28,56 5,38       
25,93 16,29       
22,84 37,82       
19,72 62,18       
16,61 80,08       
13,41 88,83       
10,37 92,06       
7,37 88,83       
3,86 82,23       
0,50 72,95       
0,10 69,85 0,8077     

2102ses БУ16
1-4

 3585 3862  2016 год 

31,67 Рпл       
29,30 НК   173,60 0,630 
26,07 27,68       
23,18 59,06       
20,27 86,20       
17,45 105,63       
14,48 116,59       
11,68 119,85       
8,73 116,27       
6,00 108,34       
3,24 97,59       
0,51 82,50       
0,10 80,33 0,7964     

4011ses БУ16
1-4

 3734 3458 2015 год 

31,97 Рпл   185,25 0,680 
31,97 НК       
29,23 3,22       
26,22 14,16       
23,13 37,82       
20,00 65,66       
16,96 86,42       
13,80 98,00       
10,70 100,58       
7,59 97,04       
4,74 91,08       
2,31 83,68       
0,40 78,21       
0,10 75,63 0,7949     

4060ses БУ16
1-4

 3711 3727  2015 год 

31,30 Рпл   183,04 0,730 
34,46 НК       
31,32 5,28       
28,29 13,19       
25,04 28,69       
22,14 48,15       
19,09 66,95       
14,85 84,60       
10,16 90,37       
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Продолжение таблицы 6 

Номер 
скважин 

Пласт 
Интервал пер-

форации, м 

Дата  
промыслово-

го  
исследования 

Рпл, 
МПа 

Потери 
насыщенного 
конденсата, 

см
3
/м

3
 

Плотность 
стабильного 
конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 
потенциал, 
г/м

3 
(на газ 

сепарации)
 

Кизвл, 
д.ед. 

     

6,89 85,09       
3,20 76,52       
0,40 69,10       
0,10 62,66 0,7999     

4060ses БУ16
1-4

 3711 3727  2016 год 

30,89 Рпл   171,34 0,600 
28,96 НК       
26,08 24,52       
23,17 59,51       
20,31 91,32       
17,51 114,92       
14,58 129,18       
11,72 132,56       
8,84 129,38       
6,00 120,15       
3,14 105,17       
0,52 89,78       
0,10 87,21 0,7884     

4060ses БУ16
1-4

 3711 3727  2017год 

29,37 Рпл   178,03 0,610 
27,46 НК       
24,63 28,89       
21,95 56,40       
19,26 80,60       
16,57 99,41       
13,88 111,60       
11,20 116,78       
8,51 115,45       
5,82 110,00       
3,14 101,70       
0,48 90,88       
0,10 88,41 0,7934     

4061ses БУ16
1-4

 3800 3854  2015 год 

31,36 Рпл   180,00 0,740 
33,51 НК       
31,36 2,13       
28,66 4,96       
25,56 7,94       
22,42 16,31       
19,33 31,63       
16,21 51,20       
13,14 67,08       
10,03 74,46       
6,83 73,60       
3,60 68,22       
0,50 62,12       
0,10 59,56 0,7972     

4061ses БУ16
1-4

 3800 3854  2016 год 

29,45 Рпл   194,42 0,590 
28,48 НК       
25,88 27,66       
22,88 69,82       
20,04 107,30       
17,18 133,73       
14,34 149,35       
11,42 151,69       
8,69 145,33       
5,87 134,96       
3,01 121,02       
0,48 102,61       
0,10 101,50 0,7811     
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Продолжение таблицы 6 

Номер 
скважин 

Пласт 
Интервал  

перфорации, м 

Дата  
промыслового  
исследования 

Рпл, 
МПа 

Потери 
насыщенного 
конденсата, 

см
3
/м

3
 

Плотность 
стабильного 
конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 
потенциал, 
г/м

3 
(на газ 

сепарации)
 

Кизвл, 
д.ед. 

4063ses БУ16
1-4

 3438 3475 2017 год 

29,94 Рпл   133,52 0,680 
24,91 НК       
22,19 21,71       
19,48 38,20       
16,76 52,62       
14,05 63,83       
11,33 70,47       
8,62 73,05       
5,90 71,62       
3,19 66,05       
0,49 56,05       
0,10 54,27 0,7984     

4063ses БУ16
1-4

 3438 3475  2017 год 

28,98 Рпл   171,74 0,620 
26,87 НК       
24,18 26,7       
21,50 56,72       
18,81 82,75       
15,50 107,93       
12,21 120,95       
9,28 122,66       
6,35 116,00       
3,41 102,99       
0,48 84,84       
0,10 82,66 0,7884     

4092zjar БУ16
1-4

 3710 3715  2016 год 

25,89 Рпл   184,74 0,620 
28,98 НК       
25,81 26,35       
22,65 64,03       
19,48 98,78       
16,32 119,86       
13,15 131,96       
9,98 133,52       
6,81 125,62       
3,64 111,17       
0,48 92,53       
0,10 87,84 0,7921     

4131zjar БУ16
1-4

 3625 3631  2017 год 

30,13 Рпл   191,05 0,610 
25,98 НК       
22,47 49,59       
19,66 90,27       
16,86 122,96       
14,06 142,52       
11,25 149,25       
8,45 146,12       
5,65 135,95       
2,82 119,21       
0,48 98,09       
0,10 93,87 0,7887     

4133zjar БУ16
1-4

 3588 3592  2016 год 

27,60 Рпл   195,30 0,660 
26,25 НК       
23,70 33,36       
21,15 72,62       
18,60 103,54       
16,05 125,23       
13,50 137,68       
10,96 140,91       
8,41 137,35       
5,86 127,68       
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Продолжение таблицы 6 

Номер 
скважин 

Пласт 
Интервал  

перфорации, м 

Дата  
промыслового  
исследования 

Рпл, 
МПа 

Потери 
насыщенного 
конденсата, 

см
3
/м

3
 

Плотность 
стабильного 
конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 
потенциал, 
г/м

3 
(на газ 

сепарации)
 

Кизвл, 
д.ед. 

     
3,31 111,99       
0,47 88,75       
0,10 85,64 0,7810     

4134ses 

  
  
  
  
  

БУ16
1-4

 
+  

БУ17
1-2

 
  
  
  
  
  

  
  
  
  
  

3598 
3726 

  
  
  
  
  

  
  
  
  
  

3628 
3735 

  
  
  
  
  

 2016 год 

31,31 Рпл   243,01 0,700 
31,98 НК       
28,43 28,3       
24,92 53,4       
21,30 77,9       
17,79 99,8       
14,02 114,9       
10,60 120,2       
7,00 115,2       
3,52 105,9       
0,48 96,51       

0,10 94,50 0,7838     

2101_4ses 

  
  
  
  

БУ16
1-4

 
БУ16

2
 

БУ17
1-2

 
  
  
  
  
  
  

  
  
  
  

3785 
3926 
3937 

3976,7 
  
  
  
  
  

  
  
  
  

3824 
3934 
3947 
3988,

7 
  
  
  
  
  

 2017 год 

30,32 Рпл   191,18 0,45 
28,25 НК       
25,49 38,10       
22,67 86,69       
19,84 133,03       
17,02 164,92       
14,19 183,54       
11,37 190,60       
8,54 188,25       
5,72 177,33       
2,94 158,92       
0,54 138,48       

0,10 135,92 0,7704     

4062ses 

  
  
  
  
  

БУ16
1

-4
 

БУ16
2
 

БУ17
1

-2
 

  
  
  
  
  

  
  
  
  
  

3705 
3828 
3895 

  
  
  
  
  

  
  
  
  
  

3747 
3857 
3902 

  
  
  
  
  

 2016 год 

32,95 Рпл   217,86 0,71 
28,32 НК       
26,33 7,55       
23,34 45,19       
20,67 77,05       
17,88 101,48       
15,12 117,05       
12,22 122,72       
9,36 120,83       
6,55 112,69       
3,52 100,30       
0,40 81,65       

0,10 80,24 
0,7902     

4062ses 

  
  
  
  
  

БУ16
1

-4
 

БУ16
2
 

БУ17
1

-2
 

  
  
  
  
  

  
  
  
  
  

3705 
3828 
3895 

  
  
  
  
  

  
  
  
  
  

3747 
3857 
3902 

  
  
  
  
  

 2016 год 

32,95 Рпл   102,56 0,64 
26,89 НК       
24,25 43,88       
21,58 85,42       
18,86 119,83       
16,13 138,13       
13,44 148,91       
10,74 150,73       
8,07 144,37       
5,36 132,94       
1,88 113,60       
0,52 105,29       

0,10 102,56 0,7901     
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Продолжение таблицы 6 

Номер 

скважин 
Пласт 

Интервал  

перфорации, м 
Дата  

промыслового 

исследования 

Рпл, 

МПа 

Потери насы-

щенного кон-

денсата,см
3
/м

3
 

Плотность 

стабильного 

конденсата, 

г/см
3
 

Начальный 

потенциал, 

г/м
3 
(на газ 

сепарации)
 

Кизвл, 

д.ед. 
от  до 

406zjar 

  

  

  

  

  

БУ16
2
 +  

БУ17
1-2

 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3367 

3387 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3373 

3391 

  

  

  

  

  

 2015 год 

31,89 Рпл   162,47 0,750 

28,55 НК      

25,55 7,54      

22,41 32,67      

19,31 55,54      

16,20 74,09      

13,10 83,19      

10,00 84,57      

6,89 77,99      

3,79 68,89      

0,48 54,24      

0,10 51,99 0,7941    

406zjar 

  

  

  

  

  

БУ16
2
 +  

БУ17
1-2

 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3367 

3387 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3373 

3391 

  

  

  

  

  

  

 2016 год 

31,89 Рпл   224,91 0,620 

29,59 НК      

26,22 27,25      

23,44 68,56      

20,70 103,71      

17,93 129,23      

15,17 141,93      

12,41 145,51      

9,65 144,52      

6,62 134,41      

3,59 123,56      

0,48 109,75      

0,10 107,28 0,7919    

406zjar 

  

  

  

  

  

БУ16
2
 +  

БУ17
1-2

 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3367 

3387 

  

  

  

  

  

  

  

  

  

  

3373 

3391 

  

  

  

  

  

 2016 год 

30,06 Рпл   179,82 0,630 

26,96 НК      

24,35 32,22      

21,75 66,36      

19,10 95,33      

16,25 117,72      

13,44 128,46      

10,69 130,79      

7,90 124,11      

5,17 112,46      

2,41 97,97      

0,48 85,61      

0,10 83,08 0,7940   

406zjar БУ17
1-2

 3387 3391  2015 год 

32,06 Рпл   215,84 0,64 

29,72 НК       

28,78 4,54       

25,72 34,82       

22,61 73,39       

19,54 107,76       

16,43 130,56       

13,45 144,52       

10,60 145,88       

7,43 138,73       

4,09 123,64       

0,46 101,18       

0,10 97,55 0,7928     
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Продолжение таблицы 6 

Номер 
скважин 

Пласт 
Интервал  

перфорации, 
м 

Дата  
промыслового 
исследования 

Рпл, 
МПа 

Потери  
насыщенного 
конденсата, 

см
3
/м

3
 

Плотность  
стабильного 
конденсата, 

 г/см
3
 

Начальный 
потенциал, 
г/м

3 
(на газ 

сепарации)
 

Кизвл, 
д.ед. 

409ur БУ17
1-2

 3402 3405 2016 год 

30,76 Рпл   214,82 0,65 
30,90 НК       
28,56 8,9       
26,16 24,4       
23,80 49,5       
20,90 73,8       
18,50 98,9       
15,80 120,0       
13,40 130,3       
11,50 134,5       
9,10 133,8       
7,20 128,2       
4,80 118,4       
2,40 106,6       
0,20 94,7       
0,10 94,0 0,7957     

4071zjar БУ17
1-2

 3580 3591 2017 год 

28,52 Рпл   161,22 0,590 
27,15 НК       
24,18 30,01       
21,22 58,77       
18,26 84,48       
15,30 101,90       
12,33 111,24       
9,37 112,49       
6,41 107,77       
3,40 99,27       
0,48 87,60       
0,10 83,95 0,7926     

4073zjar БУ17
1-2

 3764 3773  2016 год 

30,46 Рпл   211,15 0,650 
26,33 НК       
23,55 46,70       
20,67 90,45       
17,79 122,15       
14,91 141,08       
12,03 148,70       
9,15 147,96       
6,27 138,01       
3,39 122,15       
0,51 100,40       
0,10 93,40 0,7898     

4134ses БУ17
1-2

 3726 3735 2016 год 

32,09 Рпл   196,68 0,67 
32,09 НК       
29,49 12,57       
26,34 31,84       
23,65 49,17       
20,75 70,03       
17,86 90,28       
14,96 101,38       
11,65 105,17       
8,79 104,19       
6,14 99,31       
3,24 92,72       
0,45 86,62       
0,10 82,96 0,7818     

 

 

Следует обратить внимание, что давление 
начала конденсации по всем пробам было ниже 

начального пластового давления. Однако, чет-
ко выраженных закономерностей в динамиках 
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давления начала конденсации или конечного 
коэффициента извлечения конденсата (КИК) 
по пласту не прослеживается. Возникают со-
мнения в точности оценки коэффициентов из-
влечения конденсата еще и потому, что в усло-
виях бомбы PVT не воспроизводятся все физи-
ческие процессы, которые могут происходить в 
реальном пласте (учет фильтрационно - ем-
костных свойств пород, наличие остаточной 
водонасыщенности и т.д.) [13, 14]. 

 

 
Пластовое давление, МПа 

 

Рис. 5. Кривые дифференциальной конденсации проб 
скважины 4062ses (в процессе разработки). 

 

 
Пластовое давление, МПа 

 

Рис. 6. Кривые дифференциальной конденсации проб 

скважины 4063ses (в процессе разработки). 
 

Эксперименты выполнялись на рекомбини-

рованных сепарационных пробах, составленных 

с учетом замеренного на месторождении кон-

денсатогазового фактора. При прогнозировании 

разработки месторождений на основании полу-

ченных экспериментальных данных создаются 

расчетные модели с помощью которых опреде-

ляются пластовые потери углеводородов, их 

суммарную добычу и коэффициент извлечения 

конденсата. Способом дифференциальной кон-

денсации моделируется процесс разработки за-

лежей углеводородов на истощение, где опреде-

ляются пластовые потери конденсатана весь 

период разработки месторождения. Полученные 

экспериментальные параметры являются исход-

ными данными для адаптации прогнозных мо-

делей при проектировании и контроле за разра-

боткой месторождения. Прогнозирование фазо-

вого поведения газоконденсатной системы осу-

ществляли на PVT- установке при начальных 

термобарических условиях [15-18].  
Таким образом, при повышении пластовых 

потерь конденсата коэффициент извлечения  
снизился на 14,5%. В результате полученных 
данных можно сделать вывод что, на начальной 
стадии разработки при проведении эксперимен-
тальных исследований газоконденсатной систе-
мы методом дифференциальной конденсации-
прогнозный коэффициент извлечения конденса-
та составил 0,59 а, при контактно - дифференци-
альном методе прогнозный КИК – 0,51.  

Прогноз пластовых потерь конденсата, 
выполненный без учета геолого-технических 
факторов на начальной стадии разработки ме-
сторождения, как правило, по различным при-
чинам не выполняется. В этом случае прогно-
зирование параметров, а также расчеты балан-
са добычи конденсата проводятся на основа-
нии расчетных моделей [9, 10]. О.Ф. Худяко-
вым разработан методический подход для 
определения суммарно добытого конденсатав 
условиях разработки газоконденсатных объек-
тов на естественном режиме истощения рас-
считывается по формуле  
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(1), где qк.пг
m
 - содержание конденсата в пластовом 

газе в конце m-го этапа; q
n
к.пг – начальное содержа-

ние конденсата; m – текущий этап снижения давле-
ния в залежи; n – число этапов снижения давления; 
q

m
рк – потери конденсата в конце m-го периода раз-

работки. 

В процессе разработки месторождения 
прогнозирование добычи конденсата усложня-
ет расчетные модели и вводит возможные кор-
рективы в исходные данные.  

Методика корректного прогнозирования 
пластовых потерь конденсата осуществляется 
на основе реальных данных, полученных при 
газоконденсатных исследованиях скважин. Та-
кая задача была рассмотрена институтом  ООО 
«Газпром ВНИИгаз». Пользуясь данной мето-
дикой рассмотрим прогноз пластовых потерь 
конденсата при разработке  месторождения по 
данным промысловых газоконденсатных ис-
следований. Применяя методику оптимизации 
управляющих параметров, проведено обосно-
вание пластовых потерь углеводородов и вы-
полнена корректировка прогнозирования до-
бычи конденсата. Прогноз изменения количе-
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ства конденсата в пластовом газе при текущем 
пластовом давлении определяется по формуле: 

остдобo VVV  ,                  (2) 

где 
добV – объем добытого конденсата; остV  – объ-

ем выпавшего в залежи конденсата. 

Объем конденсата, оставшегося в пласте, 
разделим на объем конденсата, находящегося в 

газовой фазе ( кгфV ) и выпавшего при сниже-

нии давления в залежи ( выпV ), т.е. 

выпкгфдобo VVVV 
        

(3) 

Общий объем конденсата определяется как 

0.. qQV гсухo  ,           (4) 

где ..гсухQ – количество «сухого» газа в пласте, м
3
; 

q0 – начальное содержание конденсата в пластовом 
газе, г/м

3
. 

Объем добытого конденсата ( добV ) пред-

ставляет собой произведение объема добывае-
мого газа и текущего содержания конденсата 
при снижении давления от Рн до Р на n этапов с 

равными отборами газа добQ . Тогда 

доб

n

i

iдоб QqV 
1         

(5) 

Записывая выражение (4) в интегральной 
форме, получим: 

)()( pdQpqV

Зн

dpp

добдоб 




            

(6) 

Объем конденсата, оставшегося в пласте в 

газовой фазе ( кгфV ), – это произведение коли-

чества газа, оставшегося в пласте, на текущее 
содержание конденсата в пластовом газе, по-
этому   

  )()()(.. pqpQpQQV гвкдобгсухкгф   ,  (7) 

где )(pQгвк
– доля газа, оставшаяся в выпавшем в 

пласте конденсате. 

Объем конденсата, выпавшего в пласте 

( выпV ), представляет собой пластовые его 

потери. Тогда 

)(pqV nomвып  ,      (8) 

где )(pqnom  – зависимость пластовых потерь от 

давления (стабильного конденсата), г/м
3
. 

Запишем уравнение материального балан-
са конденсата (3) для случая снижения давле-
ния в пласте с Рн до Р: 

  )()()()()()( ..0 pqpqpQpQQpdQpqV nomгвкдобгсух

p

dpp

доб

н

 


          

(9) 

Все расчеты проводятся относительно 
объема газа в залежи, например: 

..

__

гсух

доб

доб
Q

Q
Q 

     

(10) 

Формула материального баланса в инте-
гральной форме при переходе к относительным 
отборам газа имеет вид 

)()()()(1)()(
______

0 pqpqpQpQpQdpqV nomгвкдоб

p

dpp

доб

н









 



,   (11) 
где qо – начальное содержание конденсата в пласто-

вом газе из расчета на 1 м
3
 «сухого» газа; )(

__

pQдоб
– 

относительное количество добытого газа; q(p) – те-
кущее содержание конденсата в пластовом газе; 

)(
__

pQ гвк
– доля газа в выпавшемконденсате в зале-

жи; )(pqnom – пластовые потери. 

Решая уравнение (11) относительно неиз-
вестного текущего содержания конденсата в 
пластовом газе и получим формулу для про-
гнозирования: 


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(12) 

Основной задачей исследований для реа-
лизации вышеприведенного уравнения являет-

ся поиск зависимостей )(
__

pQдоб
, )(pqnom  и 

)(
__

pQ гвк
 от изменения текущего пластового 

давления в залежи. 

За критерий оптимальности принимается 
величина абсолютного или относительного 
расхождения фактических и полученных в ре-
зультате решения задачи значений динамиче-
ских функций. 

В данном случае поиск оптимизационного 
решения выполнен по следующей формуле: 

min)( 2)()(  ip

факт

ip

расчi qqmJ ,     (13) 

где 
)(ip

расчq  – расчетное (12) содержание конденсатав 

пластовом газе; 
)(ip

фактq – фактическое содержание 

конденсата в пластовом газе. Искомыми величи-
нами (или параметрами) управления для задачи 
восстановления газоконденсатной системы 
рассчитаем  коэффициенты в полиноминаль-
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ном уравнении, описывающем пластовые по-
тери конденсата. 

Результат экспериментальных исследова-
ний показывает, что пластовые потери доста-
точно точно описываются полиномом третьей 
степени. Исходя из вышеназванных допуще-
ний, задача идентификации может быть опре-
делена для данного случая следующей систе-
мой уравнений: 
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Рис. 7.   Кривые функции потерь углеводородов в 
пласте при разработке месторождения. 

 

Оптимизационная задача была реализова-
на с помощью линейного программирования. 
Результатом расчета явилась оптимизирован-
ная функция пластовых потерь конденсата, 
приведенная на рисунке 7. 

Так, предложенный метод ООО «Газпром 
ВНИИгаз», основанный на решении оптимиза-
ционной задачи, может быть использован для 
прогнозирования пластовых потерь конденсата-
на разных стадиях разработки месторождений. 
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Abstract:  
 

The purpose of the s tudy: prediction of reservoir condensate losses and condensation onset pressure dynamics 
during the development of a production facility. Determination of condensate loss from the results of experimental 
studies of the hydrocarbon reservoir system in PVT plants or based on analytical methods, without taking into account 
the porous medium and provided below the initial reservoir pressure in the reservoir. Mater ials:  Initial thermody-
namic and physicochemical properties of the condensate were studied using samples taken at the Vostochno-
Urengoyskoye + Severo-Esetinskoye field during initial field gas condensate studies of the BU16

1-4 
formation. Re-

sults:  Based on the results of laboratory thermodynamic studies, condensate loss curves were constructed for the 
current period of development of the reservoir by differential condensation, the current pressure of the beginning of 
condensation was determined. Conclusions:  тo predict reservoir condensate losses at different stages of field devel-
opment and determine the current pressure of condensation onset, the «Gazprom VNIIgaz»  method was tested based 
on the solution of the optimization problem. 
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Цель исследования:  оценка литературных источников, изучение современной стратеги проведения ком-
плекса исследований скважин, изучение фильтрационно-емкостных характеристик коллекторов газоконден-
сатных залежей пластов БУ10
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териалы: В контуре залежей продуктивные пласты охарактеризованы испытанием 55 скважин 187 объектов, 
из которых в 55 объектах получены газоконденсатные притоки и в 11 – смешанные притоки газоконденсата с 
другими флюидами (нефть, пластовая вода). Исследования проводились как в открытом стволе скважины в 
процессе бурения, так и в эксплуатационной колонне. Опробование в процессе бурения комплектом испыта-
тельных инструментов на трубах типа КИИ-146 и КИИ-95-СевКавНИИ проведено в 7 объектах (в 3 получены 
притоки газоконденсата). Результаты:  По результатам исследования на стационарных режимах определя-
лись дебиты и забойные давления на различных режимах. Строились индикаторные диаграммы, а также пре-
образованные графики зависимости, из которых определялись коэффициенты фильтрационного сопротивле-
ния «а» и «b», а затем абсолютно-свободный дебит газоконденсатной смеси, а также оценивалось наличие 
жидкости на забое скважины. В объектах, где в призабойной части скважины находился столб жидкости. Де-
бит газоконденсатной смеси замерялся с помощью ДИКТа. Сменой диаметра шайбы на прувере осуществлял-
ся переход от одного режима к другому после стабилизации давления на прувере и устье скважины. По ре-
зультатам обработки КВД методом касательной или Хорнера рассчитывалась гидропроводность пласта. Вы-
воды: Применение ГРП на низкопроницаемых коллекторах ачимовской толщи Самбургского лицензионного 
участка позволяет увеличить продуктивность скважин и получить больше кондиционных результатов газоко-
нденсатных исследований. Использование сепарационных комплексов высокой пропускной способности при-
водит к занижению промыслового конденсатогазового фактора. 

Ключевые слова: гидродинамические исследования скважин, фильтрационно-емкостные характеристики 
коллекторов, газоконденсатные залежи пластов, стационарный режим, дебиты скважины, забойное давление, 
индикаторные диаграммы 
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На современном этапе известны научно-
обоснованные рекомендации по применению 
системного подхода при определении коэффи-
циента извлечения запасов в условиях эксплуа-
тации залежей нефтегазоконденсатных место-
рождений. В результате исследований по опре-
делению коэффициента  извлечения таких за-
лежей установлено, что реальное содержание 
запасов при разработке на режиме истощения 
пластовой энергии не соответствует проектным 
значениям, обоснованным экспериментальны-
ми данными. Для исключения подобной си-
стемной ошибки необходимо выявление горно-
геологических  особенностей, оказывающих 
влияние на величину коэффициента  извлече-
ния запасов. Изучаемое месторождение распо-
ложено на Самбургском лицензионном участ-
ке, в пределах которого также находятся Севе-
ро-Есетинское, Восточно-Уренгойское, Севе-
ро-Пуровское и частично Уренгойское место-
рождения. Лицензия на разработку Самбург-
ского участка принадлежит ОАО «АРКТИК-
ГАЗ», 100%-му дочернему обществу ООО «Се-
верЭнергия». Испытание скважин на Самбург-
ском месторождении велись Уренгойской 
НГРИС, входящей в состав ПГО «Уренгойнеф-
тегазгеология». Большинство скважин обсаже-
но эксплуатационной колонной, которая це-
ментировалась в интервалах залегания нефте-
газоносных пластов. Опробование и испытание 
проводилось с установок: БУ-125, БУ-125-БД, 
БУ-3Д, УЗТМ-3Д, Уралмаш-3Д-67, Уралмаш-
4Э, А-50, А-50У, УПТ-50, «Бакинец», Азин-
маш-43-А. Эксплуатационная колонна обвязы-
валась с технической колонной головкой 
(ООК-2-146х219х324-350, 5”х8”12”-350 «Кым-
пина», ИМС 219-146-350, АКФ 3-65х350, ЗПК-
125-350). Герметичность колонны проверялась 
снижением уровня жидкости до глубины 680-
1003 м и гидравлической опрессовкой внут-
ренним давлением (путем нагнетания техниче-
ской воды или глинистого раствора) на 22,0-
27,5 МПа. Если за 30 мин давление падало 
меньше, чем на 0,5 МПа, колонна считалась 
герметичной. После шаблонирования колонны, 
оборудования устья скважины и опрессовки 
выполнялась перфорация интервала пласта, 
намеченного к испытанию. Колонна перед 
перфорацией заполнялась раствором с удель-
ным весом, обеспечивающим противодавление 
на пласт, и оборудовалась перфорационной 
задвижкой, опрессованной на герметичность 
под давлением, равным полуторократному 
предполагаемому рабочему давлению. Про-
стрел колонны производился кумулятивными 
перфораторами ПКС-80, ПР-43, ПР-54, ПКС-

105, ПКО-89, ЗПК-89, ПКО-73, а также гидро-
пескоструйными перфораторами. Вслед за 
прострелочными работами производился спуск 
2” и 2 ½” насосно-компрессорных труб (НКТ) 
до уровня верхних дыр интервала перфорации. 
Вызов притока осуществлялся снижением про-
тиводавления на пласт. В процессе освоения 
фонтанирующих скважин, после полной 
очистки ствола скважины от технической воды 
и восстановления давлений до стабильных, га-
зоконденсатные и газоконденсатноводяные 
объекты исследовались в соответствии с 
утвержденной инструкцией, составленной 
ООО «Газпром ВНИИГазом».  

Исследования проводились на стандарт-
ных режимах фильтрации методом противо-
давлений путем отработки скважины на одном 
до 12 режимах прямого или обратного хода 
(dд=4,6-26,0 мм) при депрессиях 0,74-29,52 
МПа, затем на неустановившихся режимах 
фильтрации для записи кривой восстановления 
давления и замера пластового давления с по-
следующим определением коэффициента гид-
ропроводности пласта. Низкие фильтрационно-
емкостные свойства коллекторов во многом 
обусловили низкую производительность сква-
жин. Опробование низкопродуктивных объек-
тов проводилось при глубоких депрессиях 

(Р=10,0 до 29,5 МПа) в условиях двухфазной 
фильтрации в призабойной зоне пласта. По ре-
зультатам исследования на стационарных ре-
жимах определялись дебиты и забойные дав-
ления на различных режимах. Строились ин-
дикаторные диаграммы в координатах Рпл

2
–

Рзаб
2
=f(Q), а также преобразованные графики 

зависимости )(
2

Qf
Q

P


 , из которых определя-

лись коэффициенты фильтрационного сопро-
тивления «а» и «b», а затем абсолютно-
свободный дебит газоконденсатной смеси, а 
также оценивалось наличие жидкости на забое 
скважины. В объектах, где в призабойной ча-
сти скважины находился столб жидкости, ухо-
дящей в пласт, при её остановке индикаторная 
диаграмма перестраивалась в координатах: 
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Дебит газоконденсатной смеси замерялся с 
помощью ДИКТа. Сменой диаметра шайбы на 
прувере осуществлялся переход от одного ре-
жима к другому после стабилизации давления 
на прувере и устье скважины. По результатам 
обработки КВД методом касательной или Хор-
нера рассчитывалась гидропроводность пласта. 
Коэффициент гидропроводности определялся 
по формуле: 

http://www.neftyaniki.ru/oilfields/russian_oilfields/jamalo_neneckij_ao/urengojskoe/7-1-0-149
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 *

****4.42 0

Тст

РатZллTллQkh
 ,(1.2) 

где: Q0 – дебит газа перед остановкой скважины, 

тыс. м
3
/сут Тпл, Тст – пластовая и стандартная тем-

пературы (Тст = 273 
0
К)  – угловой коэффициент, 

определенный по КВД Рат – атмосферное давление, 

кгс/см
2
 Zпл – коэффициент сверхсжимаемости при 

пластовой температуре и давлении Kh/ – гидро-
проводность пласта, Дм/сПз. 

На большинстве объектах были прове-
дены исследования на конденсатность, в 
результате которых был замерен выход 
конденсата после разделения газоконден-
сатной смеси на сепараторах гравитацион-
ного типа и рассчитаны дебиты сырого, 
стабильного конденсата и газа сепарации. 
Проведена проверка и переработка исход-
ных материалов по всем газоконденсатным 
объектам. Расчет фильтрационных коэф-
фициентов «а» и «b» в предоставленных 
актах по испытанию скважин выполнен в 
большинстве случаев корректно. Приве-
денные величины большинства коэффици-
ентов либо совпали с полученными данны-
ми при переобработке, либо имели несуще-
ственные различия (в пределах допустимой 
погрешности). Поэтому за результирующие 
приняты параметры, отраженные в актах за 
исключением трех скважин: 193, 206 и 207, 
в которых приняты параметры после нашей 
интерпретации индикаторных диаграмм. 
Так в скважине 193 (пласт БУ14

2
, интервал 

3252-3262 м) в акте испытания по графику 
неверно определены коэффициенты «а» и 
«b». В скважине 206 (пласт БУ13

1
, интервал 

3159-3165 м) при обработке индикаторной 
диаграммы использован С0=78537 (отрезок, 
отсекаемый на оси P

2
), а не 33000 как в ак-

те испытания. В скважине 207 (пласт БУ14
1
, 

интервал 3222-3227 м) при первичных ис-
следованиях, в акте испытания неверно 
рассчитан коэффициент С, учитывающий 
столб жидкости в призабойной зоне сква-
жины [1, 2, 3]. 

Результаты обработки КВД проверя-
лись с помощью программных комплексов 
Weltest-200, Raptor. По билогарифмиче-
ским графикам P  – lnt и d P /dlnt – t 
проведена диагностика режимов фильтра-
ции и на основании этого на графике P  – 
lnt выбирался участок с радиальным тече-
нием, по которому определены коэффици-

енты гидропроводности и проницаемости 
по общепринятой методике. В результате 
интерпретации полученных графиков вид-
но, что обработка КВД по некоторым объ-
ектам проведена неверно. В ходе исследо-
вания пласта БУ10

1-2
 в скважине 211, БУ10

1-2
 

в скважинах 159, 162, 178 и пласта БУ14
1
 в 

скважине 216 была произведена непродол-
жительная запись КВД, что, исходя из ана-
лиза полученных графиков, оказалось не 
достаточно, чтобы скважина вышла на ра-
диальный приток. При обработке КВД 
данные по которым приведены в актах ис-
пытания в скважинах 165, 169 пласта БУ10

1-

2
, скважине 207 пласта БУ14

1 
(ОПЭ 1988 г.) 

и скважинах 154, 168 пласта БУ14
1
 коэффи-

циент гидропроводности рассчитан невер-
но. Полученные при переобработке значе-
ния гидропроводности значительно мень-
ше, чем в актах испытания. Таким образом, 
в качестве результирующих приняты зна-
чения, полученные после пересчёта. Исхо-
дя из гидропроводности пласта, рассчиты-
валась фазовая проницаемость пласта по 
реальному газу в пластовых условиях. А по 
представленным в актах значениям филь-
трационного коэффициента «а» - удельная 
продуктивность. Коэффициент пьезопро-
водности был рассчитан, с учётом полу-
ченных значений проницаемости пласта, 
по следующей формуле: 




*

*

m

Рплk
 ,     (1.3) 

где: χ – коэффициент пьезпроводности м
2
/с; k – 

проницаемость пласта, Д Рпл – пластовое давление, 

атмm – пористость, доли единицы μ– вязкость газа, 
сПз. 

ГКИ проводились после стандартных ис-
следований. При этом скважину переключали в 
работу через гравитационный сепаратор, где 
поддерживались постоянные давление и тем-
пература. Давление в сепараторе задавалось с 
помощью постоянной диафрагмы, установлен-
ной на ДИКТе. В сепараторе происходило раз-
деление газовой и жидкой фаз. Количество вы-
делившегося насыщенного конденсата опреде-
лялось по времени заполнения тарированного 
объёма сепаратора. Дебит отсепарированного 
газа измерялся с помощью 50 мм ДИКТа. В 
процессе исследования отбирались глубинные 
и поверхностные пробы газа, конденсата и во-
ды для определения их физико-химических 
свойств. Глубинные пробы отбирались пробо-
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отборниками ПД-3М, ВПП-300, для конденсата 
использовались КЖ. Для большей части сква-
жин, в которых были получены газоконденсат-
ные притоки, отмечалось гидратообразование 
(скважины номер 165, 166, 168, 169,170, 171, 
177, 178, 188, 192, 206, 212) и парафиногидра-
тообразование в НКТ и отводах (скважины но-
мер 193, 221). Для предотвращения гидратооб-
разования использовали закачку горячего хло-
ристого кальция, а для предотвращения пара-
финогидратообразования закачивался горячий 
конденсат. Замеры забойных и пластового дав-
лений производились манометрами МГН-2-
400, МГН-600, МГИ-2-400, забойной и пласто-
вой температуры – максимальными ртутными 
термометрами. В некоторых объектах пласто-
вое и забойные давления рассчитывались по 
устьевым давлениям по неподвижному столбу 
газа [4, 5 ,6].  

Для определения начальных пластовых 
давлений залежей производился пересчет пла-
стовых давлений на середину объема залежей. 
Начальные пластовые давления для каждой 
залежи определялись как среднеарифметиче-
ские значения приведенных давлений. Давле-
ние закономерно возрастает с глубиной. В 
скважине 193 при совместном испытании пла-
ста БУ16

0
 и БУ16

1-2
 зафиксировано аномально 

высокое пластовое давление, которое состави-
ло 34,78 МПа на абсолютной отметке 3307,6 м. 
Всего в 55 скважинах Самбургского месторож-
дения пласты, в которых получены притоки 
газоконденсата испытаны в 66 объектах. Для 
определения гидродинамических характери-
стик этих пластов использовались результаты 
исследований 59 газоконденсатных объектов. 
Притоки газоконденсата при испытании пласта 
БУ10

1-2
 получены в 3 в скважинах 177, 196 и 

211, что не противоречит характеристике по 
ГИС. Дебиты газоконденсатной смеси изменя-
ются от 81,4 (скважина № 196) до 187,6 (сква-
жина № 177) тыс. м

3
/сут на 10 мм диафрагме 

при депрессии на пласт 13,97-15,15 МПа, деби-
ты газа сепарации – от 77,3 и 164,9 тыс. м

3
/сут, 

конденсата – от 11 до 12,9 м
3
/сут на 8-10 мм 

штуцере. При исследовании пласта БУ10
1-2

 в 
скважине 196 первоначально получен приток 
газоконденсата с пластовой водой. После про-
ведения ремонтно-изоляционных работ (РИР) 
на скважине приток пластовой воды удалось 
изолировать. Пластовое давление по залежи 
принято 29,24 МПа. Результат замера пласто-
вого давления по скважине№  211 при расчете 
начального пластового давления для залежи не 
учитывался, пластовое давление недовосста-
новлено. Фильтрационные коэффициенты «а» 

и «b» приняты по данным обработки индика-
торных диаграмм приведённых в актах. Сред-
ние значения коэффициентов по залежи соста-
вили: «а» – 2,6021 МПа

2
*сут/тыс. м

3
, «b» – 

0,0241 (МПа*сут/тыс. м
3
)

2
, удельной продук-

тивности – 0,1697 м
3
/сут/МПа

2
×м. Кривая вос-

становления давления по скважине 211 не вы-
шла на радиальный приток и пластовое давле-
ние является недовосстановленным. В сква-
жине №196 запись КВД является некачествен-
ной и обработке не подлежит. В скважине 
№177 КВД не обрабатывалась из-за гидратооб-
разования, пластовое давление для расчетов 
было принято условно. Вследствие того, что 
при ГДИ пласта БУ10

1-2
 КВД не обрабатыва-

лись, следовательно, и параметры гидропро-
водности, проницаемости и пьезопроводности 
не рассчитывались. 

Фонтаны газоконденсата при исследова-
нии в районах скважин  № 165, 166, пласта 
БУ10

1-2
 получены в 11 скважинах, что не проти-

воречит характеристике по ГИС. При испыта-
нии пласта в 5 объектах скважин №№156, 166, 
178, 194 и 212 получены низкопродуктивные 
притоки дебиты газоконденсатной смеси в ко-
торых не превышают 100 тыс. м

3
сут (мини-

мальный дебит газоконденсата получен в 
скважине 194, который составил 25,1 тыс. 
м

3
/сут на диафрагме 19,8 мм). Кроме того, в 

скважинах 166, 178 и 212 устьевые давления 
значительно занижены вследствие низких де-
битов скважин и образования столба жидкости 
на забое скважины. В скважинах №№ 159, 160, 
162, 165, 177 и 195 дебиты газоконденсатной 
смеси изменяются от 113,5 (скважина № 162) 
до 271,2 (скважина № 165) тыс. м

3
/сут на 10 мм 

диафрагме. При исследовании пласта БУ10
1-2

 в 
скважине 194 в интервале 2991-2998 м перво-
начально получен приток пластовой воды, 
вследствие вскрытия водонасыщенной части 
пласта БУ10

1-2
 (в интервале 2995,2-2998,6 м). 

После проведения ремонтно-изоляционных 
работ (РИР), повторной перфорации газона-
сыщенной кровли пласта БУ10

1-2
 в интервале 

2984-2988 м и исследовании при помощи КИИ-
95 получен незначительный приток газокон-
денсата дебитом 25,1 тыс. м

3
/сут на 19,8 мм 

диафрагме [7, 8, 9]. 
При исследовании пласта БУ10

1-2
 в интер-

вале 2991-2996 м (а.о. -2957,8-2962,8 м) сква-
жины № 169 первоначально получен приток 
пластовой воды с газом. Для предотвращения 
выноса пластовой воды произведены РИР с 
последующей перфорацией пласта в интервале 
2991-2995 м в результате чего получен приток 
нефтегазоконденсата со следами пластовой 
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воды. Дебит газа сепарации составил 167,7 
тыс. м

3
/сут, нефтеконденсата – 36,3 м

3
/сут на 

12 мм штуцере, плотность нефтеконденсата 
изменяется от 0,754 до 0,812 г/см

3
. По заклю-

чению ГИС ГНК пласта в скважине отмечается 
на а.о. – 2953 м, а ВНК – на а.о. – 2963 м, сле-
довательно, интервалом перфорации охвачена 
нефтенасыщенная часть пласта. При первой 
перфорации из-за непосредственной близости 
ВНК, произошел прорыв пластовой воды в 
скважину. В последующем, пластовую воду 
удалось изолировать, однако, из кровельной 
части пласта поступает значительное количе-
ство газоконденсата, несмотря на то, что по 
АКЦ в интервале 2980-2996 м отмечается 
жесткое сцепление цементного камня с колон-
ной. 

Притоки газоконденсата с пластовой водой 
получены при исследовании пласта БУ10

1-2
 в 

скважинах №№ 154, 196. В скважине №  154 
пласт испытан в интервале 2990-2997 м (а.о. -
2944.7-2951.7 м), который по интерпретации 
ГИС является газонасыщенным, однако, при 
первой перфорации был получен незначитель-
ный приток пластовой воды и только после 
повторной перфорации в продукции скважины 
наряду с пластовой водой получен газоконден-
сат. Из-за большого содержания пластовой во-
ды и низкой устьевой температуры исследова-
ние проводилось на одном режиме через шайбу 
14 мм, дебит газа сепарации составил 136,5 
тыс. м

3
/сут, конденсата – 12,2 м

3
/сут и пласто-

вой воды – 4,5 м
3
/сут. Попыток изолировать 

приток пластовой воды при исследовании 
скважины не предпринималось. Заключение по 
качеству цементирования эксплуатационной 
колонны отсутствует, по ГИС в скважине пласт 
газонасыщен и нефтенасыщен, переток пласто-
вой воды может быть из нижележащего водо-
насыщенного пласта БУ10

1-2
. 

При исследовании газонасыщенной по 
ГИС части пласта в скважине 196 в интервале 
2982-2985 м (а.о. -2948,0-2951,0 м) получен 
непромышленный приток газоконденсата с 
пластовой водой. Дебит газа сепарации соста-
вил 12,2 тыс. м

3
/сут, конденсата – 0,6 м

3
/сут и 

пластовой воды – 16,3 м
3
/сут на 12,2 мм шту-

цере. Конденсат из пласта на поверхность 
практически не выносится, вследствие низких 
дебитов газоконденсатной смеси и большого 
содержания пластовой воды в продукции 
скважины. Попыток изолировать приток пла-
стовой воды при исследовании скважины не 
предпринималось. Заключение по качеству це-
ментирования эксплуатационной колонны от-
сутствует. Перетоки пластовой воды возможны 

из нижележащих пропластков пласта БУ10
1-2

. 
При исследовании пласта БУ10

1-2
 до проведения 

РИР также был получен приток газоконденсата 
с пластовой водой с содержанием ионов хлора 
в воде. 

Пластовое давление пласта БУ10
1-2

 принято 
29,30 МПа. Результат замера пластового дав-
ления по скважинам 162, 165, 166 и 178 при 
расчете начального пластового давления для 
залежи не учитывался. Так в скважинах 162 и 
178 КВД не вышла на радиальный приток и 
обработке не подлежит, в скважине 166 КВД 
не обрабатывалась из-за гидратообразования, а 
в скважине 165 замеренное пластовое давление 
значительно выше остальных замеров. Филь-
трационные коэффициенты «а» и «b» приняты 
по данным обработки индикаторных диаграмм 
приведённых в актах. Средние значения коэф-
фициентов по залежи составили: «а» – 2,3526 
МПа

2
*сут/тыс. м

3
, «b» – 0,0174 (МПа*сут/тыс. 

м
3
)

2
, удельной продуктивности – 0,1167 

м
3
/сут/МПа

2
×м. При расчете средних значений 

не учитывались результаты интерпретации по 
скважине 212 из-за низких дебитов скважины и 
большого столба жидкости на забое скважины. 
По результатам обработки КВД в скважинах 
156, 160, 165 и 169 рассчитаны параметры, 
средние значения которых по залежи состави-
ли: гидропроводность – 2,59 мкм

2
*м/мПа*с, 

проницаемость – 0,00973 мкм
2
, пьезопровод-

ность – 0,08 м
2
/с. 

В районе скважины № 170 – получен при-
ток газоконденсата дебитом 52,4 тыс. м

3
/сут на 

8 мм диафрагме при депрессии на пласт 16,85 
МПа. Пластовое давление по залежи принято 
по графику 29,66 МПа, вследствие того, что 
КВД по скважине не обрабатывалось из-за 
гидратообразования. Фильтрационные коэф-
фициенты «а» и «b» приняты по данным обра-
ботки индикаторной диаграммы, приведённые 
в акте испытания, которые составили 4,0337 
МПа

2
*сут/тыс. м

3
 и 0,1747 (МПа*сут/тыс. м

3
)

2 

соответственно. Удельная продуктивность за-
лежи – 0,0495 м

3
/сут/МПа

2
×м. Вследствие того, 

что при ГДИ пласта БУ10
1-2

 КВД не обрабаты-
вались, следовательно, и параметры гидропро-
водности, проницаемости и пьезопроводности 
не рассчитывались. 

Притоки газоконденсатной смеси при ис-
следовании пласта БУ12

1-1
 получены из сква-

жин №№ 166 и 176, что согласуется с заключе-
нием ГИС. В скважине № 166 дебит газокон-
денсатной смеси составил 58 тыс. м

3
/сут на 

12,1 мм диафрагме при депрессии на пласт 
20,93 МПа. В скважине 176 дебит газа сепара-
ции составил 45 тыс. м

3
/сут, стабильного кон-



Оригинальные статьи 

 

 

 Vol. 3, № 2,  2019      Petroleum and gas: experience and innovation (Russia) 47 

денсата – 14,1 м
3
/сут на 12,3 мм штуцере. Сле-

дует отметить, что притоки газоконденсата, 
при исследовании пласта БУ12

1-1
 являются не-

значительными, вследствие невысоких ФЕС 
пласта. Малодебитный фонтан газоконденсата 
дебитом 24,6 тыс. м

3
/сут на 12 мм диафрагме 

при депрессии 24,29 МПа со следами пласто-
вой воды получен при исследовании пласта 
БУ12

1-1
 в скважине 162 из интервала 3084-3090 

м (а.о. -3054,3-3060,3 м). По интерпретации 
ГИС в интервале 3083,2-3087,4 метров  (а.о. -
3053,5-3057,7 м) пласт газонасыщен, 3087,4-
3089,4 (а.о. -3057,7-3059,7 м) – газ с водой, 
3090,4-3091,6 (а.о. -3060,7-3061,9 м) – с неяс-
ным насыщением и в интервале 3093,0-3100,6 
(а.о. -3063,3-3070,9 м) – водонасыщен. Газово-
дяной контакт отбивается на а.о. -3058,0 м, 
следовательно, интервалом перфорации вскрыт 
ГВК залежи. Пластовое давление по залежи 
принято по графику 30,58 МПа, вследствие то-
го, что КВД в скважинах не обрабатывалась из-
за гидратообразования. Фильтрационные ко-
эффициенты «а» и «b» по залежи носят оце-
ночный характер, так как индикаторные диа-
граммы являются некачественными из-за низ-
ких дебитов в залежи. Средние оценочные зна-
чения коэффициентов по залежи составили: 
«а» – 21,1432 МПа

2
*сут/тыс. м

3
, «b» – 0,1185 

(МПа*сут/тыс.м
3
)

2
, величина удельной продук-

тивности залежи не определялась из-за услов-
ности фильтрационных параметров. Вслед-
ствие того, что при ГДИ пласта БУ12

1-1
 КВД не 

обрабатывались, следовательно, и параметры 
гидропроводности, проницаемости и пьезопро-
водности не рассчитывались. 

В период геолого-разведочных работ на 
месторождении проводились промысловые 
исследования для изучения газоконденсатной 
характеристики методом одноступенчатого 
разделения фаз для определения параметров и 
показателей, являющихся исходными данными 
для подсчёта запасов газа и конденсата, а так-
же для проектирования разработки месторож-
дений углеводородного сырья. Так до начала 
опытно-промышленной эксплуатации залежи 
исследовался компонентный состав газокон-
денсатной смеси.  Первоначально исследуются 
все разведочные и вышедшие из бурения сква-
жины, позволяющие оценить характер измене-
ния газоконденсатной характеристики пласта 
по площади и разрезу. На основании получен-
ных данных судят о наличии пластовой воды и 
«подстилающей» нефтяной оторочки. В даль-
нейшем на стадии опытно-промышленной экс-
плуатации текущие исследования проводят для 
уточнения запасов углеводородов и пластовых 

потерь конденсата в залежи. Полученные дан-
ные используются при обосновании режима 
сепарации с текущим составом газоконденсат-
ной смеси. Результаты исследования скважин 
позволяют получить комплекс информации 
(газоконденсатная характеристика залежи), 
включающий в себя: 

– изотермы сепарации пластового газа в 
интервале температур сепарации и давления 
сепарации; 

– начальный компонентный состав газоко-
нденсатной смеси в пластовых условиях до 
ввода в эксплуатацию месторождения; 

– изотерму конденсации при пластовой 
температуре; 

– физико-химические свойства газа и кон-
денсата, отобранных сепарационных  проб. 

Газоконденсатная характеристика нужна в 
следующих случаях: для обоснования режима 
сепарации; при подготовке исходных данных 
для подсчета запасов конденсата и компонен-
тов, которые представляют газоконденсатную 
смесь; при проектировании системы разработ-
ки и обустройства месторождений углеводо-
родного сырья; для обоснования способа раз-
работки месторождения на режиме истощения 
или с поддержанием пластового давления. 

При проведении на месторождении геоло-
го-промысловыхработ для  изучения газокон-
денсатной характеристики выбирается одна 
наиболее высокопродуктивная скважина. В том 
случае, когда месторождение является много-
пластовым, тогда исследуется такое количе-
ство скважин, которое охватывает все залежи, 
содержащие основные запасы конденсата. 
Скважина, выбранная для проведения исследо-
ваний, должна удовлетворять следующим тре-
бованиям: 

– она должна эксплуатироваться с мини-
мально допустимым дебитом газа (скорость 
движения газа на башмаке фонтанных труб 4,0 
м/с), обеспечивающим вынос с забоя и из ство-
ла образовавшегося конденсата в исследова-
тельскую аппаратуру; 

– для обеспечения постоянного дебита газа 
давление сепарации должно быть менее поло-
вины значения устьевого рабочего давления 
или равно ему; 

– при депрессии на пласт, не превышаю-
щей 10%, подготовительный период работы 
скважины не должен превышать 2 суток; 

– подготовительный период работы сква-
жины считается завершенным, в случае, когда 
давление и температура потока флюида на 
устье постоянны и не изменяются содержание 
конденсата в пластовом газе и плотность кон-
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денсата при его периодических измерениях 
[10]. 

Необходимым условием выноса жидких 
высокомолекулярных фракций и пластовых 
примесей является достаточность скорости по-
тока, которая может быть определена из выра-
жения следующего вида: 

            (1.4) 

где: Qм – минимальный дебит газа, тыс.м
3
/сут; Z – 

коэффициент сверхсжимаемости газа; T – темпера-
тура газа в рассматриваемом сечении; Р – давление 
на этом сечении, МПа; D – диаметр сечения, м. 

Если конструкция фонтанных (лифтовых) 
труб ступенчатая, то требуемая скорость пото-
ка должна быть ниже башмака в зоне притока 
пластового флюида, а также в сечении, где 
диаметр переходит от меньшего к большему 
значению. Геолого-промысловые исследования 
скважин на газоконденсатность осуществляют 
с использованием следующего оборудования: 
промысловый сепаратор при проведении раз-
ведки данного газоконденсатного месторожде-
ния; малогабаритной сепарационнойустановки 
типа «Конденсат – 2»; передвижная установка 
типа «Порта-Тест». 

Рассмотрим краткое описание указанного 
выше оборудования. Исследовательский сепа-
ратор должен удовлетворять следующим тре-
бованиям: 

– работать на нагрузку, не превышающую 
50% его паспортной производительности и 
обеспечивать полное отделение жидкой фазы 
от газа; 

– располагаться от устья скважины на рас-
стояние не ближе 60 м; 

– его обвязка со скважиной производится 
без проведения сварочных работ; 

– если температура и давление на устье 
скважины обеспечивают безгидратный режим 
в линии, соединяющей сепаратор со скважи-
ной, то штуцер постоянного сечения устанав-
ливается на устье, в противном случае – у вхо-
да в исследовательский сепаратор; 

– предохранительная мембрана устанавли-
вается на входе в сепаратор за штуцером и 
должна срабатывать при превышении рабочего 
давление более чем на 10%; 

– отбор проб конденсата из сепаратора 
осуществляется с помощью замерных кранов, 
установленных на различных уровнях по вер-
тикали в стенке сепаратора. 

Исследования проводились по следующей 
схеме: добываемый пластовый флюид с устья 
скважины по соединительной линии через 
штуцер  поступает в сепаратор, где происходит  
разделение фаз потока. Далее газ сепарации 

направляется на замерное устройство ДИКТи 
оттуда поступает на факел, либо в газопровод. 
Объем насыщенного конденсата может заме-
ряться либо в отдельной ёмкости, соединенной 
через вентиль с сепаратором, либо непосред-
ственно в самом сепараторе. Количество ста-
бильного конденсата измеряется мерной ли-
нейкой, позволяющей отбивать уровень разде-
ла конденсационной воды и газового конденса-
та. После продувки и закрытия задвижки, 
обеспечивающей сброс накопившегося кон-
денсата, приоткрывается нижний кран (все 
остальные при этом закрыты). При появлении 
из крана брызг конденсата, он закрывается и 
включается секундомер. По известному объёму 
между ближайшими кранами, времени накоп-
ления конденсата, и количества прошедшего за 
этот период времени газа определяется кон-
денсатогазовый фактор (см

3
/м

3
). Оборудова-

ние, применяемое при исследовании скважин 
методом установившихся отборов можно раз-
делить на два типа: 

1. Глубинные приборы и комплексы, пред-
назначенные для замера параметров работы 
скважины непосредственно на забое и по ство-
лу скважины. 

2. Устьевое исследовательское оборудова-
ние. Перечислим наиболее часто применяемое 
устьевое оборудование: шайбный измеритель 
расхода газа; диафрагменный измеритель кри-
тического течения газа; дифманометры – рас-
ходомеры (поплавковые, мембранные, силь-
фонные), (УСФ-100); установки для исследо-
ваний скважин «Надым-1», «Надым-2»; 
устройство «Режим ПНА-1»; низкотемператур-
ные сепарационные установки (передвижные), 
наиболее часто применяемые при исследова-
нии газаконденсатных и газонефтяных сква-
жин (трапы); средства КИПиА: образцовые 
манометры, ртутные термометры, датчики дав-
ления и температуры частотного и аналогового 
типа с регистрирующей аппаратурой, акусти-
ческие датчики механических примесей и т. д. 

Шайбный измеритель расхода газа для из-
мерения (до 5 тыс. м

3
/сут). Данный прибор 

применяется для замера дебита газа в трубном 
и затрубном пространстве нефтяных скважин 
эксплуатируемых глубинно-насосным спосо-
бом. Представляет собой упрощенный ДИКТ и 
дифференциальный жидкостной U-образный 
манометр, подсоединяемый в корпусе ДИКТа 
на расстоянии 3-5 см от шайбы. Суточный де-
бит газа рассчитывается по формуле: 

Q = 0,172 dш
2
(h/gг) 

0,5 
(293/Тг)

 0,5
, (1.5) 

где: dш– диаметр шайбы, мм; gг – относительный 
удельный вес газа; h –перепад давления в мм; Тг –
температура газа, К. 
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Диафрагменный измеритель  критиче-
ского течения газа (ДИКТ). 

Используются ДИКТ-100, ДИКТ-50 при 
исследовании скважин с выпуском газа в атмо-
сферу. При измерении дебита с помощью 
ДИКТа должно быть обеспечено условие кри-
тического течения газа через диафрагму т.е. 
давление до диафрагмы должно быть в два и 
более раз выше, чем после нее. Дебит газа 
определяется по формуле: 

Q = С*Рд*D/(gг*z*Тд)
 0,5

,  (1.6) 
где: Q – дебит газа, тыс.м

3
/сут; С – коэффициент, 

определяемый по таблице и зависящий от диаметра 
диафрагмы; Рд – абсолютное давление перед диа-
фрагмой, кгс/см

2
; D – поправочный коэффициент 

для учета изменения показателя адиабаты реального 
газа; gг – относительная плотность газа по воздуху; 
Тд– абсолютная температура газа перед диафрагмой, 
0
К; z – коэффициент сверхсжимаемости. 

Дифманометры-расходомеры состоят из 
двух основных узлов: 1) устройство, в котором 
монтируется диафрагма, сопло, штуцер (иное 
калиброванное отверстие); 2) дифференциаль-
ного манометра, с помощью которого измеря-
ется перепад давления на диафрагме. 

Дебит газа рассчитывается по формуле:  
Q = 1700*a*e*kt*k1*dш

2 
(Р1*h /gг*Т*z)

 0,5
,(1.7) 

где: Q – дебит, м
3
/сут;a – коэффициент расхода газа, 

определяемый в зависимости от отношения dш/D; D 
– диаметр трубопровода; e – поправочный коэффи-
циент на расширение струи газа, определяемый по 
графикам в инструкции; kt – коэффициент, завися-
щий от материала и температуры;k1 – суммарная 
поправка на недостаточную остроту входной кром-
ки диафрагмы и шероховатость трубопровода, 
определяется по табл. инструкции; dш–диаметр диа-
фрагмы; Р1– абсолютное давление перед диафраг-
мой, кгс/см

2
;h – перепад давления дои после диа-

фрагмы в мм рт. ст.; gг – относительная плотность 
газа по воздуху; Т – абсолютная температура газа 
перед диафрагмой, К; Z – коэффициент сверхсжи-
маемости газа при Р и Т. 

На каждом режиме проводимого исследо-
вания производится отбор проб механических 
примесей и жидкости в мерные сосуды и кон-
тейнеры (ёмкости). Пробы направляются в хи-
мико-аналитическую лабораторию для прове-
дения гранулометрического и гидрогеохимиче-
ского анализа. После каждого режима произ-
водится визуальный осмотр фильтр-пакета, 
повреждённые фильтры заменяются новыми 
[11]. 

Недостатком этих установок является то, 
что они должны подвергаться гидравлическо-
му испытанию (дизельным топливом) каждые 
200 часов непрерывной работы. При сборке на 
скважине установки проверяются опрессовкой 
давлением Рст. После окончания исследования 
разборку установки производят в обратном по-

рядке. Контейнеры демонтируются только по-
сле полного стравливания давления газа [12]. 

Геолого-промысловыми исследованиями 
ачимовских отложений Уренгойского место-
рождения занимались такие компании, как: 
МНП «Геодата», «Schlumberger», «ИЦГазИн-
формПласт», «ТюменНИИгипрогаз», 
«TheExproGroup». Каждая сервисная компания 
при проведении газоконденсатных исследова-
ний использовала персональное оборудование 
и методы отбора проб газа и конденсата. Ком-
пания «Schlumberger» для изучения газокон-
денсатной характеристики ачимовских отло-
жения использовался многофазный расходомер 
PhaseTesterVx. Это передвижная замерная 
установка с небольшим весом, осуществляю-
щая замер дебитов многофазного потока без 
разделения фаз. Главным элементом много-
фазного расходомера является секция трубки 
Вентури с гамма-измерителем фракций. Эле-
менты узла измерительной секции установки 
герметично изолированы от скважинных флю-
идов. Принцип работы расходомера заключа-
ется в измерении массового дебита газожид-
костной смеси и фазового соотношения газа, 
конденсата и воды в рабочих условиях, кото-
рые в дальнейшем преобразуются в объемные 
значения дебитов и, с применением PVT моде-
ли, приводятся к стандартным условиям. Для 
отбора проб углеводородов из потока сотруд-
никами компании «Schlumberger» разработано 
устройство PhaseSampler. Установка Phase 
Sampler состоит из нескольких основных эле-
ментов: три пробоотброных зонда для захвата 
предпочтительной фазы из многофазного по-
тока; пробоотборная камера, с возможностью 
оптического контроля (рефрактометрии) ха-
рактера отобранного флюида, а также позво-
ляющая удалять ненужную в данный момент 
фазу из системы. 

Отбор проб каждого флюида производится 
последовательно из многофазной системы при 
условии, что система находится в термодина-
мическом равновесии. Проба газа отбирается 
преимущественно из трубки, направленной по 
ходу потока. Пробы жидкости преимуществен-
но отбираются трубками, направленными про-
тив хода потока. Независимо от направления 
трубок в пробоотборную камеру попадают все 
фазы, находящиеся в потоке. В пробоотборной 
камере при линейных давлении и температуре 
происходит сегрегация флюидов. При помощи 
оптического анализа и поршня из системы уда-
ляются все фазы, за исключением отбираемой. 
При необходимости процедураотбора и удале-
ния лишних флюидов итерационно повторяет-



https://petroleumandgas.ru/ 

 

 

Нефть и газ: опыт и инновации     Том 3,  № 2,  2019  50 

ся. По результатам отбора проб и при наличии 
замеров дебитов газа и конденсата в линейных 
условиях, можно провести рекомбинацию до-
бываемого флюида. Получить композицион-
ный состав и фазовые диаграммы флюида. От-
бор проб газа сепарации и конденсата осу-
ществляется в соответствии с инструкцией. 
Промысловые исследования выполнены с за-
мерами устьевых параметров и дебитов фаз на 
эксплуатационном режиме для изменения про-
дуктивности, обводненности и содержания 
конденсата в продукции, а также выполнен от-
бор устьевых проб газа, конденсата для прове-
дения PVT-исследований [13, 14]. 

Геолого-промысловые исследования газо-

конденсатной характеристики проводились 

специалистами ООО «МНП Геодата» с помо-

щью передвижного комплекса для замера де-

бита газовых, нефтяных и газоконденсатных 

скважин (ПКДС). Он представляет собой блоч-

но-модульную конструкцию для проведения 

полнопоточных газоконденсатных исследова-

ний скважин без выпуска газа в атмосферу 

(сжигания на факеле). Применяется на стадиях 

освоения, разработки и эксплуатации газовых и 

газоконденсатных месторождений с целью 

подсчета запасов газа, нефти и конденсата, а 

также определения оптимальных эксплуатаци-

онных характеристик объекта. Сепаратор ком-

плекса предназначен для разделения входного 

потока на газовый и жидкостной, а также (при 

работе в статическом режиме) для отстоя жид-

ких несмешивающихся сред. Трубопроводная 

обвязка и арматура обеспечивает подключение 

комплекса к исследуемой скважине и газо-

сборному коллектору, а также управление по-

токами. Система контроля и управления ком-

плекса обеспечивает выполнение следующих 

основных функций: измерять давление и тем-

пературу входящего потока; измерять дебит 

газового и жидкостного потока, после сепара-

ции; давление и температуру газового и жид-

костного потока после сепарации; уровень 

жидкости в сепараторе; уровень ингибитора 

гидратообразования в баке дозировочного бло-

ка; плотность газового и жидкостного потока 

при рабочих условиях; обводненность жид-

костного потока поточным влагомером, грани-

цу раздела фаз конденсат-вода. 

Непосредственное управление исполни-

тельными механизмами выполняет программи-

руемый логический контроллер ПЛК Micro850 

производства фирмы Allen-Bradley. Макси-

мальная производительность сепаратора вы-

числяется по формуле: 

Q=8,64 · 10
4
 · W · φ · S ·   

 (1.8) 
где: W – допустимая скорость потока газа, м/с 

    (1.9) 

где: Б, φ - справочные коэффициенты; S – площадь 
сечения сепаратора (насадки), - 0,95 м

2
, σк– поверх-

ностное натяжение на границе раздела фаз (расчет-
ная), дин/см; ρг, ρк, - плотность газа и конденсата 
при рабочих условиях, кг/м

3
; Р, – абсолютное дав-

ление сепарации, кг/см
2
; Р0 – абсолютное атмосфер-

ное давление, кг/см
2
; Т, – абсолютная температура 

сепарации, К; Т0 – абсолютная нормальная темпера-
тура, К; z, – коэффициент сжимаемости газа при 
рабочих условиях; z0 – коэффициент сжимаемости 
газа при нормальных условиях. 

Значения σ, ρг, z0/z1, получены расчетным 
путем с использованием программы Aspen 
Hysys. Плотность конденсата принята 650 
кг/м

3
. Температура сепарации – минус 10°С. 

Газ ачимовской толщи Самбургского ЛУ 
характеризуется высоким начальным содержа-
нием конденсата, достигающим значений 300-
400 г/м

3
 и более. Достоверность определения 

содержания конденсата в газе, его физико-
химических свойств, влияет на величину 
начальных и извлекаемых запасов конденсата. 
По состоянию на 01.01.2017 г. в пределах Сам-
бургского лицензионного на пластах Ач3, Ач4, 
Ач5

1
, Ач5

2-3 
и Ач6

0-2 
выполнено 107 промысло-

вых газоконденсатных исследований скважин. 
Распределение ГКИ в процессе освоения ачи-
мовской толщи ЛУ приведено на рисунке 1. 

Основной объем промысловых 
исследований на месторождении проведен 
ООО «МНП «Геодата» через сепаратор и 
ПКДС и ООО «Сиам Мастер» через сепаратор. 

 

 
 

Рис. 1. Распределение газоконденсатных исследова-
ний скважин. 

 

Результаты газоконденсатных исследований 

скважин показали значительное изменение 

дебитов газа и конденсата, обусловленное 

конструкцией забоя скважин, скважинного и 

сепарационного оборудования. Основные 

критерии оценки кондиционности 
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газоконденсатных исследований установлены 

инструкцией - ОАО ГАЗПРОМ «Инструкция по 

комплексным исследованиям газовых и газоко-

нденсатных скважин», Москва 2011 г. – ско-

рость не менее 2,5 м/сек, пластовая депрессия не 

более 15-20%. Влияние каждого из данных 

условий на содержание конденсата в пластовом 

газе показано на рис. 3 и 4. 
 

 
 

Рис. 2. Распределение объема исследований по 
исполнителям работ. 

 
 

 
 

Рис. 3. Влияние пластовой депрессии на величину 
потенциала С5+В при исследовании через ГС и ПКДС. 
 

Толща характеризуется низкими коллек-

торскими свойствами. Для их улучшения на 

скважинах проводился многостадийный ГРП. 

Использование ГРП позволило получить 

больше кондиционных газоконденсатных ис-

следований, отвечающих требованиям «Ин-

струкции …». 

 
 

 
 

Рис. 4. Влияние скорости газоконденсатной смеси у 
«башмака» НКТ на величину потенциала С5+В 

при исследовании через ГС и ПКДС. 
 

Распределение результатов газоконденсат-

ных исследований в скважинах с учетом тре-

бований «Инструкции …» приведено на рис. 5. 
 

 
 

Рис. 5. Распределение исследований в скважинах с 
ГРП и без ГРП. 

 

Потенциальное содержание конденсата в 

кондиционной области варьирует от 283,3 

(пласт Ач3) до 430,1 (пласты Ач4, Ач5
2-3

) г/м
3
. 

Учитывая, что в основном исследовано не-

скольких пластов одновременно, отнесение 

результатов к конкретной залежи затруднено. 

Отмечается более высокое содержание тяже-

лых углеводородов в кондиционных составах 

газа пластов Ач3, Ач4, Ач5
2-3

 из скважин с ГРП, 

что связано с изменениями свойств коллектора 

[11]. 
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При газоконденсатных исследованиях 

ачимовской толщи помимо промысловых сепа-

раторов использовался ПКДС. Использование 

данного комплекса, обладающего высокой 

пропускной способностью позволяет получить 

кондиционные скорости потока при 

относительно меньшей пластовой депрессии, 

не требуется остановки скважины, не 

сжигается газ в атмосферу.  

На рисунке 6 приведено сопоставление 

результатов исследования ачимовской толщи 

Самбургского ЛУ через сепаратор и ПКДС. В 

кондиционную область попадает около 20 % 

исследований, из них половина – с 

применением ПКДС. Их основная масса 

относится к нескольким пластам и обусловлена 

технологией разработки ачимовской толщи. 
 

 
 

Рис. 6. Результаты исследования пластов Ач3, Ач4, 

Ач5
2-3 

Самбургского лицензионного участка 

через сепаратор и ПКДС. 
 

Несмотря на отмеченные достоинства 

ПКДС имеются недостатки, характерные для 

устройств высокой пропускной способности – 

многофазного расходомера «PhaseTester Vx*», 

комплекса ПКИОС, которые также были 

использованы для газоконденсатных 

исследований на Самбургском лицензионном 

участке. Критерием полноты разделения газо-

конденсатной смеси на газ и конденсат являет-

ся содержание компонентов С5+В в газе сепара-

ции. Чем меньше конденсата в газе сепарации, 

тем более достоверно, при прочих равных 

условиях, определен промысловый КГФ, а в 

дальнейшем - состав пластового газа и потен-

циальное содержание в нем конденсата. В табл. 

1 приведеносопоставление составов газа 

сепарации, отобранных с различных устройств. 

Промысловый сепаратор лучше других 

устройств отделяет конденсат от газа, концен-

трация С5+В не превышает 0,46% мольных или 

12 г/м
3
. Содержание конденсата в газе сепара-

ции после других устройств достигает 1,00-

1,65 % мольных, что составляет 35-40 г/м
3
. Ис-

пользование второй ступени сепарации после 

комплекса ПКИОС при исследовании на сква-

жине Р-62 Самбургского лицензионного участ-

ка позволило дополнительно извлечь 72 мл/м
3
 

насыщенного конденсата. Отмеченное показы-

вает, что в данных устройствах промысловый 

КГФ, используемый при расчете состава пла-

стового газа, занижен. На рисунке 7 приведено 

сопоставление содержания конденсата в газе 

сепарации после сепаратора (исследования вы-

полнены ООО «МНП «ГЕОДАТА» и ООО 

«Сиам Мастер») и ПКДС (ООО «МНП «ГЕО-

ДАТА»). 

Таблица 1  
Составы газов сепарации из скважин  U1703 и 62 Самбургского лицензионного участка 

 

Компонентный состав газа сепарации, % моль 

СН4 С2Н6 С3Н8 iС4Н10 nС4Н10 С5+В СО2 N2 

Пласты Ач3, Ач4, Ач5
2-3

 

Скважина U1703, исследование через газосепаратор 

84,64 7,61 2,98 0,61 0,65 0,46 0,82 0,20 

Скважина U1703, исследование через «PhaseTesterVx*» 

85,73 7,53 3,16 0,70 0,80 1,08 0,82 0,17 

Скважина U1703, исследование через ПКДС 

85,67 7,50 2,64 0,62 0,72 1,65 0,63 0,57 

Пласт Ач5
2-3

 

Скважина 62, исследование через ПКИОС 

85,06 7,43 3,27 0,66 0,85 1,00 0,58 0,16 



Оригинальные статьи 

 

 

 Vol. 3, № 2,  2019      Petroleum and gas: experience and innovation (Russia) 53 

 
 

Рис. 7. Сопоставление содержания конденсата в газе 
сепарации после ГС и ПКДС. 

 

Столь существенные различия обусловле-
ны условиями сепарации, в первую очередь – 
температуры. Влияние дебита скважины на 
температуру сепарации показано на рис. 8. 

 

 
 

Рис. 8. Влияние дебита газа сепарации на темпера-
туру в ПКДС. 

 

Влияние температуры сепарации на со-
держание конденсата в газе сепарации после 
ПКДС приведено на рис. 9. 

 

 
 

Рис. 9. Влияние температуры сепарации на 
содержаниеконденсата в газе сепарации 
(исследования через ПКДС). 

 

Таким образом, значения потенциала С5+В, 
входящие в кондиционную область , относятся 

к нескольким пластам ачимовской толщи и 
расположены в диапазоне числящихся на 
балансе запасов РФ значений (рис. 10).  

 

 
 

Рис. 10. Распределение кондиционных значений 
потенциала С5+В, полученных в процессе ГКИ 
ачимовской толщи Самбургского ЛУ. 

 

В процессе опытно-промышленной экс-
плуатации газо-гидродинамические исследова-
ния (ГГДИ) скважин на Самбургском место-
рождении велись многопрофильным научным 
предприятием ООО МНП «ГЕОДАТА» и ЗАО 
«ТРИИЦ». Были изучены фильтрационно-
емкостные характеристики коллекторов газо-
конденсатнонефтяных залежей пластов БУ10

1-2
, 

БУ12
1-2

, БУ13
1 

,БУ14
1
, БУ17

1-1
. В контуре залежей 

продуктивные пласты охарактеризованы ис-
следованиями 11 скважин. Скважина № 154 
введена в эксплуатацию 09.02.2002 г. Интервал 
исследования 3209-3219 м (БУ14

1
). По резуль-

татам гидродинамических исследований, про-
веденных 04.04.2005 г., получили следующее: 
рассчитанные значения коэффициентов филь-
трационных сопротивлений: a – 2,67 МПа

2 

*сут/тыс. м
3
, b – 0,0019 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2
, на 

глубине 3160 м расчетное пластовое давление 
составило 27,69 МПа, коэффициент гидропро-
водности - 3,04 мкм

2
*м/мПа*с. КВД недовос-

становлено (недостаточно времени на исследо-
вание), поэтому полученные результаты недо-
стоверны. По результатам газодинамических и 
газоконденсатных исследований дебит газа 
сепарации составил 121,7 тыс. м

3
/сут, дебит 

стабильного конденсата – 44,8 м
3
/сут, дебит 

газоконденсатной смеси – 155,98 м
3
/сут на 10 
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мм штуцере. По результатам газо-
гидродинамических исследований, проведен-
ных 23.09.2007 г. получили следующее: рас-
считанные значения коэффициентов фильтра-
ционных сопротивлений: a – 2,863 МПа

2 

*сут/тыс. м
3
, b – 0,0019 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2
, на 

глубине 3150 м замеренное пластовое давление 
составило 26,73 МПа, а уточненное по методу 
Хорнера – 28,88 МПа, коэффициент гидропро-
водности – 2,21 мкм

2
*м/мПа*с, скин-фактор 

Sф = 2,25; дебит газа сепарации – 110,8 тыс. 
м

3
/сут, дебит стабильного конденсата – 49,81 

м
3
/сут, дебит воды – 2,2 м

3
/сут, дебит газокон-

денсатной смеси – от 140,28 м
3
/сут на 10 мм 

штуцере.  
Скважина № 159 введена в эксплуатацию 

22.12.2002 г. При расконсервации скважины в 
2002 г. принято решение на совместную экс-
плуатацию пластов БУ10

1-2
, БУ12

1-2 
, БУ13

1
. На 

скважине газо-гидродинамические исследова-
ния проводились в 2003 г., 2005 г., 2007 г. Ин-
тервал исследования 2973-2986,5 м (БУ10

1-2
); 

3087-3100 м (БУ12
1-2

); 3143-3150,5 м (БУ13
1
). По 

результатам исследования методом КВД 
17.12.2003 г. получили рассчитанные значения 
коэффициентов фильтрационных сопротивле-
ний: a – 0,0984 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – 0,0010 

(МПа *сут/тыс. м
3
)

2
, на глубине 2900 м пласто-

вое давление составило 27,72 МПа, а опреде-
ленное по методу Хорнера 29,37 МПа, коэффи-
циент гидропроводности 9,79 мкм

2
*м/мПа*с. 

По результатам исследований дебит газокон-
денсатной смеси составил 370,5 тыс. м

3
/сут, 

дебит газа сепарации – 361,6 тыс. м
3
/сут, дебит 

стабильного конденсата – 37 м
3
/сут, дебит пла-

стовой воды - 3,0 м
3
/сут на 14 мм штуцере. По 

результатам газо-гидродинамических исследо-
ваний, проведенных 21.07.2005 г. получили 
следующее: рассчитанные значения коэффици-
ентов фильтрационных сопротивлений: a – 1,16 
МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – 0 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2
, на 

глубине 2960 м расчетное пластовое давление 
составило 28,21 МПа, коэффициент гидропро-
водности – 4,05 мкм

2
 *м/мПа*с, дебит газокон-

денсатной смеси - 347,6 тыс. м
3
/сут, дебит газа 

сепарации - 427,6 тыс. м
3
/сут, дебит стабильно-

го конденсата – 56,4 м
3
/сут, дебит пластовой 

воды - 0,94 м
3
/сут на 14 мм штуцере. По ре-

зультатам газо-гидродинамических исследова-
ний, проведенных 10.07.2007 г. получили сле-
дующее: рассчитанные значения коэффициен-
тов фильтрационных сопротивлений: a – 0,0989 
МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – 0,0035 (МПа *сут/тыс. 

м
3
)

2
, на глубине 2950 м замеренное пластовое 

давление составило 27,2 МПа, а уточненное по 
методу Хорнера 29,35 МПа, коэффициент гид-

ропроводности – 3,54 мкм
2
*м/мПа*с, скин-

фактор - 2,09; дебит газоконденсатной смеси – 
290,9 тыс. м

3
/сут, дебит газа сепарации – 387,1 

тыс. м
3
/сут, дебит стабильного конденсата – 

38,93м
3
/сут, дебит пластовой воды – 2,28 

м
3
/сут, на 14 мм штуцере.   

Таким образом, анализируя результаты ис-
следований по скважине № 159 за период 2003-
2007 гг. рассчитанные значения коэффициен-
тов фильтрационных сопротивлений: a – прак-
тически не изменился и составил 0,0989 
МПа

2
*сут/тыс. м

3
, b – увеличился на 0,025 

(МПа *сут/тыс. м
3
)

2
 и составил 0,0035 (МПа 

*сут/тыс. м
3
)

2
, коэффициент пьезопроводности 

уменьшился на 0,07 м
2
/с с 0,11 до 0,04 м

2
/с, 

проницаемость уменьшилась на 0,011 мкм
2
с 

0,0172 до 0,0062 мкм
2
, коэффициент гидропро-

водности уменьшился с 9,79 до 3,54 
мкм

2
*м/мПа*с. Пластовое давление в процессе 

эксплуатации скважины уменьшилось на 0,52 
МПа с 27,72 МПа до 27,2 МПа, дебит газа се-
парации увеличился с 361,6 до 387,1 тыс. 
м

3
/сут при 14 мм штуцере.  

Скважина № 165 введена в эксплуатацию 
22.12.2002 г. На скважине газо-гидродинами-
ческие исследования проводились в 2003 г. и 
2007 г. Интервал исследования 2964-2982,5 м 
.Раньше пласт БУ10

1-2
 рассматривался как еди-

ный объект разработки. По новой интерпрета-
ции материалов ГИС идет разбивка пласта 
БУ10

1-2
 2964-2970,8 м и 2972,8-2982,4 м. При 

исследовании скважины методом КВД в 2003 
г. были получены следующие результаты: рас-
четное пластовое давление на глубине 2935 м 
составило 29,35 МПа, коэффициент гидропро-
водности – 6,2 мкм

2
*м/мПа*с. Рассчитаны зна-

чения коэффициентов фильтрационных сопро-
тивлений: a – 1,0617 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b –

0,0006 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
. По результатам 

газодинамических и газоконденсатных  иссле-
дований дебит газоконденсатной смеси соста-
вил 277,59 тыс. м

3
/сут, дебит газа сепарации – 

293,4 тыс.м
3
/сут, дебит стабильного конденсата 

– 19,1 м
3
/сут на 11,5 мм штуцере. При повтор-

ном исследовании скважины методом КВД в 
2007 г. были получены следующие результаты: 
замеренное пластовое давление на глубине 
2900 м составило 27,92 МПа, а уточненное по 
методу Хорнера - 29,34 МПа, коэффициент 
гидропроводности – 1,71 мкм

2
*м/мПа*с. Рас-

считаны значения коэффициентов фильтраци-
онных сопротивлений: a – 0,664 МПа

2 
*сут/тыс. 

м
3
, b – 0,0036 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2
. По резуль-

татам газодинамических и газоконденсатных 
исследований дебит газоконденсатной смеси – 
205,97 тыс. м

3
/сут, дебит газа сепарации - 204,2 
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тыс.м
3
/сут, дебит стабильного конденсата – 

20,4 м
3
/сут, дебит пластовой воды – 5,2  м

3
/сут 

на 12 мм штуцере. Так, анализируя результаты 
исследований по скважине 165 за период 2003-
2007 гг. рассчитанные значения коэффициен-
тов фильтрационных сопротивлений: a – 
уменьшился на 0,3977 МПа

2
*сут/тыс. м

3
 и со-

ставил 0,664 МПа
2 

*сут/тыс. м
3
, b – увеличился 

на 0,0030 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
 и составил 

0,0036 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
. Пластовое давле-

ние в процессе эксплуатации скважины 
уменьшилось на 1,58 МПа с 29,5 МПа до 27,92 
МПа.  

Скважина№ 168 введена в эксплуатацию 
12.02.2001 г. Интервал исследования 3187-3197 
м (БУ14

1
). По результатам газо-гидродинами-

ческих исследований, проведенных 31.03.2005 
г. получили следующее: рассчитанные значе-
ния коэффициентов фильтрационных сопро-
тивлений: a – 1,0 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – 0,002 

(МПа *сут/тыс. м
3
)

2
, на глубине 3192 м расчет-

ное пластовое давление составило 29,87 МПа, 
коэффициент гидропроводности – 3,79 
мкм

2
*м/мПа*с, дебит газа сепарации – 213,1 

тыс. м
3
/сут, дебит стабильного конденсата - 

55,8 м
3
/сут, дебит воды – 0,6 м

3
/сут, дебит га-

зоконденсатной смеси – 207,6 тыс. м
3
/сут на 12 

мм штуцере. По результатам газо-
гидродинамических исследований, проведен-
ных 05.12.2007 г. получили следующее: рас-
считанные значения коэффициентов фильтра-
ционных сопротивлений: a – 0,826 МПа

2 

*сут/тыс. м
3
, b – 0,0033 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2
, на 

глубине 3180 м замеренное пластовое давление 
составило 26,96 МПа, а уточненное по методу 
Хорнера – 28,17 МПа, коэффициент гидропро-
водности – 3,83 мкм

2
*м/мПа*с, скин-фактор 

Sф = 2,11; дебит газа сепарации – 278,6 тыс. 
м

3
/сут, дебит стабильного конденсата - 78,04 

м
3
/сут, дебит воды – 3,5 м

3
/сут, дебит газокон-

денсатной смеси – 277,37 тыс. м
3
/сут на 16 мм 

штуцере. Так,  анализируя результаты исследо-
вания по скважине 168 за период 2005-2007 гг. 
рассчитанные значения коэффициентов филь-
трационных сопротивлений: a - уменьшился с 
1,0 до 0,826 МПа

2
*сут/тыс. м

3
, b – увеличился с 

0,002 до 0,0033 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
, расчетное 

пластовое давление в процессе эксплуатации 
скважины уменьшилось на 1,7 МПа с 29,87 
МПа до 28,17 МПа, дебит газа сепарации уве-
личился с 248,8 до 278,6 тыс. м

3
/сут, дебит ста-

бильного конденсата увеличился с 64,8 м
3
/сут 

до 78,04 м
3
/сут, дебит воды увеличился с 0,9 до 

3,5 м
3
/сут.  

На скважине № 170 исследования прово-
дились 10.05.2002 г. Интервал исследования 

3224-3230 м (БУ14
1
). По результатам исследо-

ваний получили следующее: рассчитанные  
значения коэффициентов фильтрационных со-
противлений: a – 1,299 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
/тыс. 

м
3
, b – 0 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2 
, на глубине 3100 

м пластовое давление, уточненное по методу 
Хорнера составило 30,3 МПа, коэффициент 
гидропроводности – 6,38 мкм

2
*м/мПа*с, дебит 

газа сепарации – 114,6 тыс. м
3
/сут , дебит ста-

бильного конденсата - 42,86 м
3
/сут, дебит пла-

стовой воды - 1,6 м
3
/сут, дебит газоконденсат-

ной смеси - 157,99 тыс. м
3
/сут. Скважина нахо-

дится в консервации. 
Скважина № 177 работает на пласт БУ10

1-2 

(
2954,8-2958) м, (2958,8-2972) метров и пласт 
БУ13

1
(3124-3135 м). На скважине проводились 

газо-гидродинамические исследования в 2002 
г., 2004 г., 2007 г. По результатам исследова-
ния методом КВД 16.12.2002 г. получили рас-
считанные значения коэффициентов фильтра-
ционных сопротивлений: a – 1,078 
МПа

2
*сут/тыс. м

3
, b – 0,009 (МПа *сут/тыс. 

м
3
)

2
, расчетное пластовое давление на глубине 

2900 м составило 31,3 МПа, коэффициент гид-
ропроводности - 4,49 мкм

2
*м/мПа*с. По ре-

зультатам газодинамических и газоконденсат-
ных исследований дебит газоконденсатной 
смеси составил 379,54 тыс. м

3
/сут , дебит газа 

сепарации – 375,3 тыс. м
3
/сут, дебит стабиль-

ного конденсата – 43,4 м
3
/сут на 14 мм штуце-

ре. По результатам исследований методом 
КВД, проведенных 06.06.2004 г., получили 
рассчитанные значения коэффициентов филь-
трационных сопротивлений: a – 1,4487 МПа

2 

*сут/тыс. м
3
., b – 0,0001 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2
, 

расчетное пластовое давление на глубине 2900 
м составило 28,7 МПа, коэффициент гидропро-
водности – 2,52 мкм

2
*м/мПа*с. Так как КВД не 

восстановилась (недостаточное время исследо-
вания), полученные результаты недостоверны. 
По результатам газодинамических и газокон-
денсатных исследований дебит газоконденсат-
ной смеси составил 316,56 тыс. м

3
/сут, дебит 

газа сепарации – 310,5 тыс. м
3
/сут, дебит ста-

бильного конденсата – 23,1 м
3
/сут на 14 мм 

штуцере. По результатам исследований мето-
дом КВД, проведенных 30.08.2004 г., получили 
рассчитанные значения коэффициентов филь-
трационных сопротивлений: a – 1,556 МПа

2 

*сут/тыс. м
3
., b – 0,0001 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2
, 

расчетное пластовое давление на глубине 2900 
м составило 28,6 МПа, коэффициент гидропро-
водности – 2,78 мкм

2
*м/мПа*с. Так как КВД не 

восстановилась (недостаточное время исследо-
вания), полученные результаты недостоверны. 
По результатам газодинамических и газокон-
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денсатных исследований дебит газоконденсат-
ной смеси составил 314,12 тыс. м

3
/сут, дебит 

газа сепарации – 413,4 тыс. м
3
/сут, дебит ста-

бильного конденсата - 23,1 м
3
/сут, дебит воды 

– 5,6 м
3
/сут на 14 мм штуцере. 06.04.2005 г. на 

скважине проводились газодинамические и 
газоконденсатные  исследования, в результате 
которых дебит газоконденсатной смеси соста-
вил 333,96 тыс. м

3
/сут, дебит газа сепарации – 

331,8 тыс. м
3
/сут, дебит стабильного конденса-

та - 30 м
3
/сут дебит пластовой воды – 3,5 м

3
/сут 

на 14 мм штуцере. 23.07.2007 г. на скважине 
проводились газо-гидродинамические исследо-
вания  методом КВД получили рассчитанные  
значения коэффициентов фильтрационных со-
противлений: a – 1,12 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
., b – 

0,0004 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
, замеренное пласто-

вое давление на глубине 2900 м составило 27,2 
МПа, а уточненное по методу Хорнера – 29,4 
МПа, коэффициент гидропроводности - 2,57 
мкм

2
*м/мПа*с, скин-фактор Sф = 2,05. По ре-

зультатам газодинамических и газоконденсат-
ных исследований дебит газоконденсатной 
смеси составил 275,79 тыс. м

3
/сут, дебит газа 

сепарации – 291,2 тыс. м
3
/сут, дебит стабильно-

го конденсата – 34,03 м
3
/сут дебит пластовой 

воды – 2,8  м
3
/сут на 14 мм штуцере. Так, анали-

зируя результаты исследований по скважине 177 
за период 2002-2007 гг. рассчитанные  значения 
коэффициентов фильтрационных сопротивле-
ний: a – увеличился на 0,042 МПа

2
*сут/тыс. м

3
 и 

составил 1,12 МПа
2 

*сут/тыс. м
3
, b – уменьшил-

ся на 0,0005 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
 и составил 

0,0004 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
 , коэффициент гид-

ропроводности уменьшился с 4,49 до 2,57 
мкм

2
*м/мПа*с. Пластовое давление в процессе 

эксплуатации скважины  уменьшилось на 4,1 
МПа с 31,3 МПа до 27,2 МПа.  

В опытно-промышленной эксплуатации 
находится скважина 207. Интервал исследова-
ния 3210-3227 м (БУ14

1
). Введена в эксплуата-

цию 09.02.2002 г. Газо-гидродинамические ис-
следования на скважине проводились в 2003 г., 
2004 г, 2007 г. По результатам исследований, 
проведенных 14.07.2003 г. получили следую-
щее: рассчитанные значения коэффициентов 
фильтрационных сопротивлений: a – 6,118 
МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – 1,5214 (МПа *сут/тыс. 

м
3
)

2
, на глубине 3170 м пластовое давление, 

уточненное по Хорнеру составило 30,6 МПа, 
коэффициент гидропроводности – 1,03 
мкм

2
*м/мПа*с , дебит газа сепарации - 94,3 

тыс. м
3
/сут, дебит стабильного конденсата – 

23,9 м
3
/сут, дебит пластовой воды – 1,6 м

3
/сут, 

дебит газоконденсатной смеси - от 94,42 тыс. 
м

3
/сут. при 12 мм штуцере. 22.06.2004 г. были 

проведены повторные газо-гидродинамические 
исследования, в результате которых получили: 
a – 4,2306 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – 0,0022 (МПа 

*сут/тыс. м
3
)

2
, на глубине 3126 м пластовое 

давление, уточненное по Хорнеру составило 
26,06 МПа, коэффициент гидропроводности – 
1,1 мкм

2
*м/мПа*с, дебит газа сепарации – 82,9 

тыс. м
3
/сут, дебит стабильного конденсата – 

23,7 м
3
/сут, дебит газоконденсатной смеси – 

87,47 тыс. м
3
/сут при 12 мм штуцере, абсолют-

но-свободный дебит – 140,19 тыс. м
3
/сут. 

16.09.2007 г. были проведены газо-гидродина-
мические исследования, в результате которых 
получили: a – 10,3805 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b = 

0,0648 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2 
, на глубине 3150 м 

замеренное пластовое давление составило 24,8 
МПа, а уточненное по Хорнеру – 27,1 МПа ко-
эффициент гидропроводности – 0,99 
мкм

2
*м/мПа*с, скин-фактор Sф=2,09; дебит 

газа сепарации – 68,6 тыс. м
3
/сут, дебит ста-

бильного конденсата – 18,2 м
3
/сут, дебит воды 

– 1,9 м
3
/сут, дебит газоконденсатной смеси – 

95,6 тыс. м
3
/сут при 12 мм штуцере. Так, ана-

лизируя результаты исследования по скважине 
207 за период 2003-2007 гг. рассчитанные зна-
чения коэффициентов фильтрационных сопро-
тивлений: a – увеличился с 6,118 до 10,3805 
МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – уменьшился с 1,5214 до 

– 0,0648 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
, коэффициент 

пьезопроводности уменьшился на 0,20 м
2
/с с 

0,22 до 0,02 м
2
/с, проницаемость уменьшилась 

на 0,0288 мкм
2 

0,032 до 0,0032 мкм
2
, коэффи-

циент гидропроводности уменьшился с 1,03 до 
0,99 мкм

2
*м/мПа*с. Пластовое давление в про-

цессе эксплуатации скважины уменьшилось на 
3,5 МПа с 30,6 МПа до 27,1 МПа, дебит газа 
сепарации уменьшился с 94,3 м

3
/сут до 68,6 

тыс. м
3
/сут. 

Скважина №214 введена в эксплуатацию 
15.01.2000 г. интервалы исследования 3150-
3156 м (БУ13

1
) и 3203-3210 м; 3210-3220 м 

(БУ14
1
). Газо-гидродинамические исследования 

на скважине проводились в 2003 г., 2004 г., 
2006 г. и 2007 г. По результатам исследований, 
проведенных 04.11.2003 г., получили следую-
щее: на глубине 3150 м расчетное пластовое 
давление составило 29,8 МПа, коэффициент 
гидропроводности - 29,99 мкм

2
*м/мПа*с, ко-

эффициент продуктивности – 5,6 м
3
/сут*МПа, 

газовый фактор – 1642,56 м
3
/м

3
, дебит нефти – 

79,12 м
3
/сут, дебит газа сепарации – 140,8 тыс. 

м
3
/сут , дебит пластовой воды – 6,6 м

3
/сут. По 

результатам газо-гидродинамических исследо-
ваний, проведенных 19.11.2004 г., на глубине 
3160 м расчетное пластовое давление по мето-
ду Хорнера составило 28,3 МПа, коэффициент 
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гидропроводности – 14,37 мкм
2
*м/мПа*с, ко-

эффициент продуктивности – 6,3 м
3
/сут*МПа, 

дебит нефти - 55,45 м
3
/сут, дебит газа сепара-

ции - 126,1 тыс. м
3
/сут. По последней КВД, за-

писанной во время гидропрослушивания, кото-
рое проводилось всего три месяца назад, то 
есть в сентябре, расчетное пластовое давление 
составило 27.7 МПа. Разница в полученных 
величинах расчетных пластовых давлений, с 
разницей во времени - три месяца, возможно 
связана не столько с падением давления в за-
лежи, а с тем, что во время гидропрослушива-
ния запись КВД осуществлялась, во-первых, в 
течение 16 суток, а во-вторых, близлежащие 
скважины были остановлены. В данном же 
случае близлежащие скважины продолжали 
работать и КВД записывалась только в течение 
1,5 суток. По результатам исследований, про-
веденных 15.09.2006 г. на глубине 3150 м пла-
стовое давление составило 30,4 МПа, коэффи-
циент гидропроводности по газу – 1580 
мкм

2
*м/мПа*с, коэффициент гидропроводно-

сти по нефти – 2,57 мкм
2
*м/мПа*с, коэффици-

ент продуктивности – 0,975 м
3
/сут*МПа, газо-

вый фактор – 248 м
3
/м

3
, дебит нефти – 10,12 

м
3
/сут, дебит конденсата – 31,7 м

3
/сут, дебит 

воды – 4,66 м
3
/сут. Последние газо-гидроди-

намические исследования провели 08.11.2007 
г., в результате которых получили следующее: 
рассчитанные значения коэффициентов филь-
трационных сопротивлений: a – 0,0483 МПа

2 

*сут/тыс. м
3
, b – 0,0185 (МПа *сут/тыс. м

3
)

2
, на 

глубине 3140 м замеренное пластовое давление 
составило 26,7 МПа, а уточненное по методу 
Хорнера – 27,9 МПа, коэффициент гидропро-
водности – 8,62  Д*м/сП, скин-фактор Sф=2,84; 
дебит газа сепарации – 145,3 тыс. м

3
/сут, дебит 

нефти отсутствует, дебит стабильного конден-
сата – 42,04 м

3
/сут, дебит воды – 2,5 м

3
/сут, 

дебит газоконденсатной смеси – от 119,55 до 
157,17 тыс. м

3
/сут при 8-12 мм штуцере. Так, 

анализируя результаты исследования по сква-
жине 214 за период 2003-2006 гг. коэффициент 
гидропроводности по нефти уменьшился на 
21,37 мкм

2
*м/мПа*сс 29,99 до 8,62 

мкм
2
*м/мПа*с дебит нефти уменьшился с 

79,12 до 10,12 м
3
/сут. Пластовое давление в 

процессе эксплуатации скважины уменьши-
лось на 3,1 МПа с 29,8 МПа до 26,7 МПа. До 
2006 г. скважина работала в нефтяном режиме. 
На момент исследования в ноябре  2007 г. про-
дукция скважины: дебит нефти отсутствует, 
отмечается дебит конденсата - 42,04 м

3
/сут. 

Скважина№ 215 введена в эксплуатацию 
18.09.2001 г. Интервал исследования 3189-3206 
м (БУ14

1
). По результатам газо-динамических и 

газоконденсатных исследований, проведенных 
07.11.2001 г. получили следующее: рассчитан-
ные значения коэффициентов фильтрационных 
сопротивлений: a – 2,316 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – 

0 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
, на глубине 3150 м пла-

стовое давление составило 31,1 МПа, коэффи-
циент гидропроводности – 8,98 мкм

2
*м/мПа*с, 

дебит газа сепарации – 185,93 тыс. м
3
/сут, де-

бит стабильного  конденсата - 84 м
3
/сут, дебит 

пластовой воды – 2,8 м
3
/сут, дебит газоконден-

сатной смеси – 206,26 м
3
/сут на 12 мм штуцере. 

По результатам газо-гидродинамических ис-
следований, проведенных 26.11.2007 г., полу-
чили следующее: рассчитанные значения ко-
эффициентов фильтрационных сопротивлений: 
a – 0,6567 МПа

2 
*сут/тыс. м

3
, b – 0,0007 (МПа 

*сут/тыс. м
3
)

2
, на глубине 3140 м замеренное 

пластовое давление составило 26,1 МПа, а 
уточненное по методу Хорнера – 27,2 МПа, 
коэффициент гидропроводности – 5,53 
мкм

2
*м/мПа*с, скин-фактор Sф = 2,18; дебит 

газа сепарации – 292,3 тыс. м
3
/сут, дебит ста-

бильного конденсата – 99,56 м
3
/сут, дебит воды 

– 2,1 м
3
/сут, дебит газоконденсатной смеси - 

316,2  тыс. м
3
/сут при штуцере 17,5 мм. Так,  

анализируя результаты исследования по сква-
жине 215 за период 2001-2007 гг. рассчитанные 
значения коэффициентов фильтрационных со-
противлений: a – уменьшился с 2,316 до 0,6567 
МПа

2
*сут/тыс. м

3
, b – увеличился и составил – 

0,0007 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
, пластовое давление 

в процессе эксплуатации скважины уменьши-
лось на 5,0 МПа с 31,1МПа до 26,1 МПа. Дебит 
газа сепарации увеличился с 185,93 до 292,3 
тыс. м

3
/сут. 

На скважине № 218 в интервале 3392-3398 
м (БУ17

1-1
) проводились газодинамические ис-

следования, в результате которых получили 
следующее: рассчитанные значения коэффици-
ентов фильтрационных сопротивлений: a – 
2,1569 МПа

2
 *сут/тыс. м

3
, b – 0,0206 (МПа 

*сут/тыс. м
3
)

2
, дебит газа сепарации – 180,25 

тыс. м
3
/сут, дебит стабильного конденсата – 

56,01 м
3
/сут, дебит пластовой воды – 1,6 м

3
/сут, 

дебит газоконденсатной смеси – 204,9 тыс. 
м

3
/сут. 19.03.2005 г. были проведены газо-

гидродинамические исследования, в результате 
которых получили следующее: рассчитанные 
значения коэффициентов фильтрационных со-
противлений: a – 6,0 МПа

2
 *сут/тыс. м

3
, b – 

0,009 (МПа *сут/тыс. м
3
)

2
,на глубине 3395 м 

расчетное пластовое давление составило 29,97 
МПа, коэффициент гидропроводности – 1,62 
мкм

2
*м/мПа*с, дебит газа сепарации – 105,9 

тыс. м
3
/сут, дебит стабильного конденсата – 

20,5 м
3
/сут, дебит газоконденсатной смеси 
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104,96 – 115,36 тыс. м
3
/сут при 10-14 мм шту-

цере. Скважина находится в консервации. 

Скважина № 253 введена в эксплуатацию 

20.04.2000 г. Интервал исследования 3200-3214 

м (БУ14
1
). Газо-гидродинамические исследова-

ния на скважине проводились в 2003 г., 2004 г., 

2006 г. и 2007 г. По результатам исследований, 

проведенных 18.11.2003 г., получили следую-

щее: на глубине 3060 м пластовое давление 

составило 27,8 МПа, коэффициент гидропро-

водности – 71,71 мкм
2
*м/мПа*с (обработка без 

учета притока), коэффициент гидропроводно-

сти – 67,05 мкм
2
*м/мПа*с (обработка с учетом 

притока) коэффициент продуктивности - 7,5 

м
3
/сут*МПа, дебит нефти – 105,4 м

3
/сут, дебит 

газа сепарации – 136,4 тыс. м
3
/сут, дебит пла-

стовой воды – 2,86 м
3
/сут. Газовый фактор – 

1261,01м
3
/м

3
. По результатам газо-гидродина-

мических исследований, проведенных 

27.11.2004 г., на глубине 3150 м расчетное пла-

стовое давление по методу Хорнера составило 

27,6 МПа, коэффициент гидропроводности – 

51,35 мкм
2
*м/мПа*с (обработка без учета при-

тока), коэффициент гидропроводности – 40,61 

мкм
2
*м/мПа*с (обработка с учетом притока) 

коэффициент продуктивности – 6,6 

м
3
/сут*МПа, дебит нефти – 90,54 м

3
/сут, дебит 

газа сепарации – 124,5 тыс. м
3
/сут, дебит пла-

стовой воды – 4 м
3
/сут. Газовый фактор – 

1316,87 м
3
/м

3
. Повторные исследования были 

проведены 21.04.2006 г. В результате исследо-

ваний получили следующее: пластовое давле-

ние на глубине 3170 м составило 29,5 МПа, 

коэффициент гидропроводности по газу – 24,53 

мкм
2
*м/мПа*с, коэффициент гидропроводно-

сти по нефти – 30 мкм
2
*м/мПа*с, коэффициент 

продуктивности – 3,03 м
3
/сут*МПа, дебит 

нефти – 28,96 м
3
/сут, дебит конденсата – 23,4 

м
3
/сут, дебит пластовой воды – 5,0 м

3
/сут. Га-

зовый фактор – 360 м
3
/м

3
. По результатам ис-

следований, проведенных 21.09.2006 г., пла-

стовое давление на глубине 3165 м составило 

29,5 МПа, коэффициент гидропроводности по 

газу – 3706,3 мкм
2
*м/мПа*с, коэффициент гид-

ропроводности по нефти – 5,65 мкм
2
*м/мПа*с, 

коэффициент продуктивности – 0,55 

м
3
/сут*МПа, дебит нефти – 23,11 м

3
/сут, дебит 

конденсата 29,4 м
3
/сут, дебит пластовой воды – 

6,7 м
3
/сут. Газовый фактор – 360 м

3
/м

3
. По ре-

зультатам исследований, проведенных в апреле 

2007 г., пластовое давление на глубине 3180 м 

составило 27,13 МПа, коэффициент гидропро-

водности по газу – 30,6 мкм
2
*м/мПа*с, коэф-

фициент гидропроводности по нефти – 21,9 

мкм
2
*м/мПа*с, коэффициент продуктивности 

по нефти - 3,4 м
3
/сут*МПа, дебит нефти – 43,18 

м
3
/сут, дебит конденсата – 17 м

3
/сут, дебит 

пластовой воды – 1,1 м
3
/сут. По результатам 

исследований,  проведенных 15.11.2007 г., рас-

считанные  значения коэффициентов фильтра-

ционных сопротивлений: a – 2,2669 

МПа
2
*сут/тыс. м

3
, b – 0,0128 (МПа *сут/тыс. 

м
3
)

2
, замеренное пластовое давление на глу-

бине 3150 м составило 26,3 МПа, а уточненное 

по методу Хорнера – 26,6 МПа, коэффициент 

гидропроводности – 2,5 мкм
2
*м/мПа*с, скин-

фактор Sф=2,26; дебит газа сепарации – 105,3 

тыс. м
3
/сут, дебит нефти отсутствует, дебит 

стабильного конденсата – 58,26 м
3
/сут, дебит 

пластовой воды – 3,5 м
3
/сут. Так,  анализируя 

результаты исследования по скважине 253 за 

период 2003 по апрель 2007 гг. дебит нефти 

уменьшился на 62,22 м
3
/сут с 105,4 до 43,18 

м
3
/сут. Дебит стабильного конденсата в апреле 

2006 г. составил 23,4 м
3
/сут.   Пластовое давле-

ние в процессе эксплуатации скважины 

уменьшилось на 3,2 МПа с 29,5 МПа до 26,3 

МПа. На момент исследования в 2007 г. про-

дукция скважины: дебит нефти  отсутствует, 

отмечается  дебит конденсата – 58,26 м
3
/сут. 

Далее приведены результаты исследований 

добывающего фонда скважин, работающего по 

различным эксплуатационным объектам Сам-

бургского месторождения.  

Пласт БУ10
1-2 

охарактеризован исследова-

ниями следующих скважин: 159, 165 и 177. 

Начальное пластовое давление пласта БУ10
1-2 

принято 29,24 МПа. В процессе эксплуатации 

пластовое давление уменьшилось на 0,17 МПа 

и  среднее значение  пластового давления по 

результатам исследования составило 29,07 

МПа. По результатам обработки КВД рассчи-

таны параметры, средние значения которых по 

залежи составили: коэффициент гидропровод-

ности 3,38 мкм
2
*м/мПа*с, коэффициент пори-

стости 0,146 д.е., проницаемости 0,0213 мкм
2
, 

пьезопроводности 0,19 м
2
/с, удельной продук-

тивности 2,51 м
3
/сут/МПа

2
×м. Начальное пла-

стовое давление пласта БУ12
1-2

 принято по гра-

фику и составило 30,59 МПа. В процессе экс-

плуатации пластовое давление уменьшилось на 

2,3 МПа и среднее значение пластового давле-

ния по результатам исследования составило 

28,29 МПа. По результатам обработки КВД 

рассчитаны параметры, средние значения ко-

торых по залежи составили: коэффициент гид-

ропроводности 4,77 мкм
2
*м/мПа*с, проницае-
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мости 0,0175 мкм
2
, пьезопроводности 0,16 м

2
/с, 

удельной продуктивности 9,26 м
3
/сут/МПа

2
×м. 

Пласт БУ13
1
 охарактеризован исследовани-

ями трех скважин: №№159, 177 и 214. Началь-

ное пластовое давление пласта БУ13
1
 принято  

30,90 МПа. В процессе эксплуатации пластовое 

давление уменьшилось на 2,47 МПа и среднее 

значение  пластового давления по результатам 

исследования составило 28,43 МПа. По резуль-

татам обработки КВД рассчитаны параметры, 

средние значения которых по залежи состави-

ли: коэффициент гидропроводности 5,71 

мкм
2
*м/мПа*с, проницаемости 0,0245 мкм

2
, 

пьезопроводности 0,19 м
2
/с, удельной продук-

тивности 9,98 м
3
/сут/МПа

2
×м. Начальное пла-

стовое давление пласта БУ14
1
принято 32,17 

МПа. В процессе эксплуатации пластовое дав-

ление уменьшилось на 4,54 МПа и среднее 

значение пластового давления пласта БУ14
1
 со-

ставило 27,63 МПа. По результатам обработки 

КВД рассчитаны параметры, средние значения 

которых по залежи составили: коэффициент 

гидропроводности 2,39 мкм
2
*м/мПа*с, прони-

цаемости 0,0198 мкм
2
, пьезопроводности 0,16 

м
2
/с, удельной продуктивности 0,54 

м
3
/сут/МПа

2
×м.  

Пласт БУ14
1 

охарактеризован исследовани-

ями следующих скважин: №№154, 168, 214, 

215 и  253. Начальное пластовое давление пла-

ста БУ14
1
 принято  31,99 МПа. Среднее значе-

ние пластового давления по результатам ис-

следования составило 27,95 МПа, то есть в 

процессе эксплуатации пластовое давление 

уменьшилось на 4,04 МПа. По результатам об-

работки КВД рассчитаны параметры, средние 

значения которых по залежи составили: коэф-

фициент  гидропроводности – 4,83 

мкм
2
*м/мПа*с,проницаемости – 0,0129 мкм

2
, 

пьезопроводности – 0,10 м
2
/с,удельной продук-

тивности – 2,33 м
3
/сут/МПа

2
×м.  

Начальное пластовое давление пласта-

БУ17
1-1

 принято 33,76 МПа. В процессе эксплу-

атации пластовое давление уменьшилось на 

3,79 МПа и среднее значение пластового дав-

ления по результатам исследования составило 

29,97 МПа. По результатам обработки КВД 

рассчитаны параметры, средние значения ко-

торых по залежи составили: коэффициент гид-

ропроводности – 1,62 мкм
2
*м/мПа*с, проница-

емости – 0,0075 мкм
2
, пьезопроводности- 0,06 

м
2
/с, удельной продуктивности – 1,72 

м
3
/сут/МПа

2
×м. Согласно РД 153-39.0-109-01 

для оценки фильтрационных свойств пласта, 

оценки изменения ФЕС в призабойной зоне 

гидродинамические исследования скважин 

должны проводиться с периодичностью от 0,5-

1 года на скважину  и охват эксплуатационного 

фонда скважин исследованиями должен быть 

от 50-100%. Анализируя предоставленный ма-

териал по ГДИ по Самбургскому месторожде-

нию количество исследований скважин, вы-

полненных в процессе их эксплуатации, недо-

статочно. Поэтому, с целью контроля за разра-

боткой Самбургского месторождения, реко-

мендуется увеличить количество ГДИ скважин 

[16, 17]. 

Состав пластового газа рассчитывался в 

лаборатории на основе результатов исследова-

ния проб углеводородов, отобранных в процес-

се промысловых газоконденсатных исследова-

ний, выполненных на скважинах Самбургского 

лицензионного участка при геологоразведоч-

ных работах (1978-2002 годы) и опытно-

промышленной эксплуатации. В процессе гео-

логоразведочных работ проведено 43 газокон-

денсатных исследования на 32 скважинах, в 

процессе опытно - промышленной эксплуата-

ции – 69 исследований на 14 скважинах. В пе-

риод геологоразведочных работ отобрано и 

исследовано 17 полных комплектов проб угле-

водородов и 62 полных комплектов – в период 

опытно-промышленной разработки. Дебит газа 

сепарации в процессе разведочных работ изме-

нялся от 12,2 (скважина 196, пласт БУ10
1-2

) до 

334,9 (скважина 154, пласт БУ14
1
) тыс. м

3
/сут, 

конденсатогазовый фактор варьировал от 26 

(скважина 196, пласт БУ10
1-2

) до 630 (скважина 

176, пласт БУ12
1-1

).По результатам лаборатор-

ного анализа проб газов (сепарации, дегазации 

и дебутанизации) и дебутанизированного кон-

денсата, методами хроматографии, рассчитаны 

составы пластового газа и потенциальное со-

держание в нем компонентов. Начальный со-

став пластового газа, определенный в период 

геологоразведочных работ на Самбургском 

лицензионном участке, является в основном 

метановым (91,50-79,74% мольных). Его со-

держание снижается с увеличением глубины 

залежи. Концентрация головных углеводоро-

дов (этана, бутана, пропанов) в сумме варьиру-

ет от 6,44 до 12,23% мольных. Мольное содер-

жание компонентов С5+В изменяется в газе от 

1,47 до 7,5% (максимальное содержание отме-

чается в пластах БУ14
1
. Концентрация неугле-

водородных компонентов (углекислого газа и 

азота) в сумме изменяется от 0,51 (пласт БУ10
1-
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2
) до 3,47 (пласт БУ14

1
). Относительная (по воз-

духу) плотность пластового газа зависит от со-

держания в нем тяжелых углеводородов и ва-

рьирует от 0,6452 (БУ10
1-2

) до 0,8692 

(БУ14
1
).Состав пластового газа, определенный в 

процессе опытно-промышленной эксплуата-

ции, также метановый, концентрация которого, 

для большей части проб, со временем увеличи-

вается (относительно начального содержания). 

Содержание компонентов С5+Вв пластовом газе 

снизилось в процессе разработки залежей за 

рассматриваемый период до 30% (пласты 

БУ10
1-2

 и БУ17
1-2

) [18, 19].  

Потенциальное содержание пентанов и 

вышекипящих в газе пластов Самбургского 

лицензионного участка для периода геолого-

разведочных работ, рассчитанное в лаборато-

рии, изменяется от 66,3 (пласт БУ10
1-2

) до 

315,31 (пласт БУ14
1
) г/м

3
 пластового газа. 

Определенное в процессе опытно-

промышленной эксплуатации потенциальное 

содержание конденсата варьирует от 49,95 

(пласт БУ10
1-2

) до 310,45 (БУ14
1
) и имеет тен-

денцию к снижению по отношению к началь-

ным определениям, при наличии нескольких 

исследований  в течение 4-6 лет добычи газо-

конденсатной смеси.   

Потенциальное содержание конденсата, 

состав пластового газа и коэффициенты извле-

чения конденсата для пластов БУ10
1-2 

- БУ12
2-1 

приняты по результатам кондиционных про-

мысловых и лабораторных газоконденсатных 

исследований, для пластов БУ13
1
-БУ17

1-1 
– по 

результатам промысловых исследований и рас-

четом по графоаналитическим зависимостям, 

полученным для месторождений Западной Си-

бири. По пласту БУ10
1-2

 потенциальное содер-

жание конденсата принято средним по данным 

скважин №№ 160 (2967-2977 м) и 165 (2972-

2980 м). По пластам БУ12
1-1

,  БУ12
1-2 

и БУ12
2-1 

потенциальное содержание конденсата приня-

то по скважине № 165 (3089-3098 м). По пла-

стам БУ13
1
–БУ14

2
 потенциальное содержание 

конденсата в пластовом газе принято по ре-

зультатам графоаналитического метода, учи-

тывающего групповой углеводородный состав 

конденсата и термобарические условия залежи. 

По пластам БУ16
0
-БУ17

1-1 
потенциальное содер-

жание конденсата принято по выходу стабиль-

ной углеводородной фазы из скважины № 193 

(3334-3340, 3347-3352 м), с учетом остаточной 

концентрации компонентов С5+В в газе сепара-

ции. КИК рассчитывались по результатам ла-

бораторных термодинамических исследований 

потерь насыщенного конденсата в ячейке – 

РVТ высокого давления, при снижении пласто-

вого давления до атмосферного. По пробам, 

отобранным в процессе геологоразведочных 

работ, коэффициент извлечения конденсата 

изменяется от 0,392 (пласт БУ14
1
) до 0,875 

(пласт БУ10
1-2

), определенный в процессе 

опытно-промышленной эксплуатации – от 0,42 

(пласты БУ13
1
, БУ14

1
) до 0,91 (пласт БУ10

1-2
) [15, 

16]. Для подсчета извлекаемых запасов кон-

денсата пластов БУ10
1-2 

- БУ12
2-1 

коэффициенты 

извлечения конденсата приняты по данным 

лабораторных исследований кондиционных 

проб из скважин № 160 (2967-2977 м), 165 

(2972-2980 м) и 165 (3089-3098 м). Для пластов 

БУ13
1
-БУ17

1-1 
КИК рассчитан по аналитической 

зависимости для месторождений Западной Си-

бири, учитывающей потенциальное содержа-

ние конденсата. Состав пластового газа принят 

исходя из хроматографии кондиционных проб 

и потенциального содержания в нем компонен-

тов [20, 21]. 

Таким образом, результаты комплексных 

исследований скважин на газоконденсатную 

характеристику являются базовыми для обос-

нования и составления технологического ре-

жима эксплуатации скважин, проектирования 

разработки, уточнения коэффициента извлече-

ния конденсата и планирования добычи угле-

водородов Ачимовских отложений Самбург-

ского месторождения. 

1. Применение ГРП на низкопроницаемых 

коллекторах ачимовской толщи Самбургского 

лицензионного участка позволяет увеличить 

продуктивность скважин и получить больше 

кондиционных результатов газоконденсатных 

исследований. 

2. Использование сепарационных ком-

плексов высокой пропускной способности 

приводит к занижению промыслового конден-

сатногазового фактора. 

3. Для более достоверного определения 

содержания конденсата в пластовом газе, после 

комплекса ПКДС необходима установка вто-

рой ступени сепарации. 
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Abstract:  
 

The purpose of the study:  assessment of literature, the study of the modern strategy for conducting a complex of 

well research, the study of filtration and reservoir characteristics of reservoirs of gas condensate deposits of the layers 
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contour, productive formations were characterized by testing 55 wells, 187 objects of which gas condensate inflows 

were obtained in 55 objects and mixed gas condensate inflows with other fluids (oil, produced water) in 11. The stud-

ies were carried out both in the open hole during drilling and in the production casing. Testing during drilling with a 

set of test tools on pipes of the KII-146 and KII-95- type SevKavNII conducted in 7 objects (3 received gas conden-

sate inflows). Results:  Based on the results of the study in stationary modes, flow rates and bottomhole pressures 

were determined in various modes. Indicator diagrams were constructed, as well as transformed dependency graphs, 

from which the filtration resistance coefficients “a” and “b” were determined, and then the absolutely free flow rate of 

the gas condensate mixture, and the presence of liquid at the bottom wells. In facilities where in the near-well part of 

the well was a column of fluid. The flow rate of the gas condensate mixture was measured using DICT. Changing the 

diameter of the washer on the prover, a transition was made from one mode to another after pressure stabilization on 

the prover and wellhead. According to the results of the HPC processing by the tangent or Horner method, the for-

mation hydraulic conductivity was calculated. Conclusions:  The use of hydraulic fracturing in low-permeability 

reservoirs of the Achimov stratum of the Samburg licensed area allows increasing well productivity and obtaining 

more conditioned results of gas condensate studies. The use of high-capacity separation complexes leads to an under-

estimation of the field condensate-gas factor. 

Key words: hydrodynamic studies of wells, reservoir properties of reservoirs, gas condensate reservoirs, station-

ary mode, well flow rates, bottomhole pressure, indicator charts 
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Редакция журнала «Нефть и газ: опыт 

и инновации» принимает к публикации науч-

ные материалы по различным аспектам развед-

ки, добычи природных ресурсов, вопросам 

экономики, теории и практики и др. 

Правила при направлении работ в редак-

цию: 

1. Статья предоставляется в электронной 

версии и в распечатанном виде (1 экз.). Печат-

ный вариант должен быть подписан всеми ав-

торами. 

2. Электронная версия обязательно разме-

щается на сайте журнала. В связи с этим пере-

дача автором статьи для публикации в журнале 

подразумевает его согласие на размещение 

статьи и контактной информации на данном и 

других сайтах.  

3. На титульной странице указываются: 

название статьи, полные ФИО, звание, учёная 

степень, место работы (полное официальное 

название учреждения и его адрес) и должность 

авторов, номер контактного телефона, адрес 

электронной почты. 

4. Перед названием статьи указывается 

УДК. 

5. Текст статьи должен быть набран шриф-

том Times New Roman 14, через полуторный 

интервал, ширина полей – 2 см. Каждый абзац 

должен начинаться с красной строки, которая 

устанавливается в меню «Абзац». Не использо-

вать для красной строки функции «Пробел» и 

Tab. Десятичные дроби следует писать через 

запятую. Объём статьи – до 18 страниц маши-

нописного текста (для обзоров – до 30 стра-

ниц). 

6. Оформление оригинальных статей 

должно включать: название, ФИО авторов, ор-

ганизация, резюме и ключевые слова (на рус-

ском и английском языках), введение, цель ис-

следования, материалы и методы, результаты и 

обсуждение, выводы по пунктам или заключе-

ние, список цитированной литературы, 

вклад каждого автора (при коллективной ра-

боте) при подготовке и написании статьи, об-

зора; финансовые условия. Возможно автор-

ское оформление статьи (согласуется с редак-

цией). 

7. К статье прилагается развёрнутое резю-

ме объёом до 400 слов, ключевые слова. В ре-

ферате даётся описание работы с выделением 

разделов: введение, цель, материалы и методы, 

результаты, выводы. Он должен содержать 

только существенные факты работы, в том 

числе основные цифровые показатели.   

Каждая статья должна иметь профессио-

нальный перевод на английском языке: Назва-

ние статьи, ФИО авторов и их полной контакт-

ной информации, название учреждения, город, 

резюме и ключевые слова, название и подписи 

в рисунках и графах таблиц. Приветствуется 

полный профессиональный перевод статьи на 

английском языке. 

Для каждого автора необходимо указать:  

а) SPIN-код в e-library (формат: ХХХХ-

ХХХХ),  

б) Researcher ID (формат: Х-ХХХХ-20ХХ),  

в) ORCID iD (ХХХХ-ХХХХ-ХХХХ-ХХХХ). 

8. Помимо общепринятых сокращений 

единиц измерения, величин и терминов допус-

каются аббревиатуры словосочетаний, часто 

повторяющихся в тексте. Вводимые автором 

буквенные обозначения и аббревиатуры долж-

ны быть расшифрованы при их первом упоми-

нании в тексте статьи (не используется в резю-

ме). Не допускаются сокращения простых 

слов, даже если они часто повторяются.  

9. Статистика. Данные исследований 

должны быть статитсически обработаны на 

базе компьютерной программы SPSS-Statistics 

и описаны в тексте. 

10. Таблицы должны быть выполнены в 

программе Word, компактными, иметь поряд-

ковый номер, название и чётко обозначенные 

графы. Расположение в тексте – по мере их 

упоминания. 

11 Диаграммы оформляются в программе 

Excel. Должны иметь порядковый номер, 

название и чётко обозначенные категории. 

Расположение в тексте – по мере их упомина-

ния.  

12. Библиографические ссылки в тексте 

статьи даются цифрами в квадратных скобках 

в соответствии с пристатейным списком лите-

ратуры, оформленным в соответствии с ГОС-
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Том и расположенным в конце статьи. Все 

библиографические ссылки в тексте должны 

быть пронумерованы по мере их упоминания. 

Фамилии иностранных авторов приводятся в 

оригинальной транскрипции. 

В списке литературы указываются: 

а) для журнальных статей: Фамилия и 

Инициалы автора (-ов; не более трех). Назва-

ние статьи. Журнал. Год; том (номер): страни-
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б) для книг: Фамилия и Инициалы автора. 
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издательства, год издания. Количество стра-

ниц; 

в) для диссертации – Фамилия и Инициалы 

автора. Полное название работы: Дисс…. канд. 

(или докт.) каких наук. Место издания, год. 

Количество страниц. 

13. В тексте рекомендуется использовать 

международные названия лекарственных 

средств, которые пишутся с маленькой буквы. 

Торговые названия препаратов пишутся с 

большой буквы. 

14. Рецензирование. Издание осуществляет 

рецензирование всех поступающих в редакцию 

материалов, соответствующих тематике жур-

нала, с целью их экспертной оценки. Все ста-

тьи подвергаются слепому рецензированию 

независимыми экспертами (срок: до двух ме-

сяцев). После получения заключения Редакция 

направляет авторам копии рецензий или моти-

вированный отказ. Текст рукописи не возвра-

щается. Замечания рецензентов обязательны 

для исполнения при последующей доработке 

статьи. 

Редакция оставляет за собой право научно-

го редактирования, сокращения и литератур-

ной правки текста, а так же отклонения работы 

из-за несоответствия её профилю или требова-

ниям журнала. 

15. Редакция не принимает на себя ответ-

ственности за нарушение авторских и финан-

совых прав, произошедшие по вине авторов 

присланных материалов. 
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