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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 622.276.43

Введение 
Разработка залежей высоковязкой и сверхвязкой 

нефти заводнением сопровождается принципиаль-
ной физической трудностью: подвижность вытесня-
ющего агента значительно превышает подвижность 
вытесняемой нефти, в результате чего фронт вытес-
нения теряет устойчивость и распадается на систе-

му пальцеобразных языков, так называемых вязких 
пальцев. Согласно работе «The penetration of a fluid 
into a porous medium or Hele-Shaw cell containing a 
more viscous liquid» (Saffman, Taylor, 1958), в кото-
рой это явление впервые было формализовано для 
системы вытеснения более вязкой жидкости менее 
вязкой, оно получило название неустойчивости Саф-

Учет вязкостной нестабильности при гидродинамическом моделировании вытеснения 
высоковязкой нефти

Р.З. Гулиев1, О.Н. Пичугин1, С.П. Родионов2

1Альметьевский государственный технологический университет «Высшая школа нефти», Альметьевск, Россия
2Тюменский филиал ИТПМ им. С.А. Христиановича СО РАН, Тюмень, Россия

Предметом исследования является вязкостная нестабильность (вязкие пальцы) фронта вытеснения, возникающая при 
неблагоприятном соотношении подвижностей в процессе заводнения залежей высоковязкой нефти, и способы ее учета при 
гидродинамическом моделировании. Цель работы: количественная оценка воспроизведения вязкостной нестабильности на 
расчетных сетках различного разрешения, выявление ограничений численных постановок и обоснование концепции крупносе-
точного учета эффекта через калиброванные псевдо-параметры вытеснения. В качестве эталонного инструмента использован 
симулятор с открытым исходным кодом porousMultiphaseFoam (PMF), построенный на платформе OpenFOAM; для сопостав-
ления привлечен промышленный (коммерческий) гидродинамический симулятор. Выполнены две серии численных экспери-
ментов: прямое сопоставление двух симуляторов на идентичной задаче высоковязкого вытеснения и исследование влияния 
шага расчетной сетки в PMF при неизменной физической постановке. Сопоставление проводилось по полям водонасыщенно-
сти и интегральным технологическим показателям разработки – динамике добычи нефти и воды, обводненности продукции 
и коэффициенту извлечения нефти. Установлено, что континуальная двухфазная постановка в однородной среде без явного 
источника возмущений не инициирует пальцеобразование, а штатная численная диффузия конечно-объемных схем подавляет 
вязкие пальцы; при достаточном измельчении расчетной сетки нестабильность проявляется и существенно снижает прогно-
зный коэффициент извлечения нефти. Полученные результаты обосновывают необходимость построения псевдо-параметров 
вытеснения для полномасштабных моделей. Результаты применимы при проектировании систем заводнения и методов увели-
чения нефтеотдачи на объектах с высоковязкой нефтью.

Ключевые слова: вязкостная нестабильность, вязкие пальцы, неустойчивость Саффмана-Тейлора, высоковязкая нефть, 
гидродинамическое моделирование, расчетная сетка, псевдо-параметры вытеснения, численная диффузия, коэффициент из-
влечения нефти.

Для цитирования: Гулиев Р.З., Пичугин О.Н., Родионов С.П. (2026). Учет вязкостной нестабильности при гидродинами-
ческом моделировании вытеснения высоковязкой нефти. Трудноизвлекаемые запасы, 1(2), с. 6-15.

Accounting for viscous instability in reservoir simulation of heavy oil displacement

R.Z. Guliev1, O.N. Pichugin1, S.P. Rodionov2,
1Almetyevsk State Technological University «Petroleum higher school», Almetyevsk, Russian Federation

2Tyumen Branch of the S.A. Khristianovich Institute of Theoretical and Applied Mechanics of the Siberian Branch of the Russian 
Academy of Sciences, Tyumen, Russian Federation

The subject of the study is viscous instability (viscous fingering) of the displacement front that arises under an unfavorable mobility 
ratio during waterflooding of heavy oil reservoirs, and the ways to account for it in reservoir simulation. The aim of the work is 
a quantitative assessment of the reproduction of viscous instability on computational grids of different resolution, identification of 
the limitations of numerical formulations, and substantiation of the concept of coarse-grid accounting through calibrated pseudo-
displacement parameters. The open-source simulator porousMultiphaseFoam (PMF), built on the OpenFOAM platform, was used as 
the reference tool; an industrial (commercial) reservoir simulator was used for comparison. Two series of numerical experiments were 
performed: a direct comparison of the two simulators on an identical heavy-oil displacement problem, and a study of the influence of the 
grid block size in PMF under an unchanged physical formulation. The comparison was carried out by water-saturation fields and integral 
production indicators – oil and water production dynamics, water cut, and the oil recovery factor. It was found that a continuum two-
phase formulation in a homogeneous medium without an explicit source of perturbations does not initiate fingering, while the inherent 
numerical diffusion of finite-volume schemes suppresses viscous fingers; with sufficient grid refinement the instability appears and 
substantially reduces the predicted oil recovery factor. The results justify the need to construct pseudo-displacement parameters for full-
field models. The results are applicable in the design of waterflooding systems and enhanced oil recovery methods at heavy-oil fields.

Keywords: viscous instability, viscous fingering, Saffman-Taylor instability, heavy oil, reservoir simulation, computational grid, 
pseudo-displacement parameters, numerical diffusion, oil recovery factor.

Recommended citation: Guliev R.Z., Pichugin O.N., Rodionov S.P. (2026). Accounting for viscous instability in reservoir 
simulation of heavy oil displacement. Hard-to-recover reserves, 1(2), pp. 6-15.
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фмана-Тейлора. На промысловом уровне развитие 
вязкостной нестабильности проявляется преждев-
ременным прорывом вытесняющего агента к добы-
вающим скважинам, ускоренным ростом обводнен-
ности продукции, ухудшением охвата заводнением и 
снижением коэффициента извлечения нефти.

Интерес к корректному описанию вязкостной не-
стабильности в последние годы возрастает в связи 
с вовлечением в разработку запасов высоковязкой 
нефти и расширением применения методов увели-
чения нефтеотдачи. Согласно обзору «Experimental 
and computational advances on the study of viscous 
fingering: an umbrella review» (Pinilla и др., 2021), си-
стематизирующему современное состояние экспери-
ментальных и численных исследований пальцеобра-
зования, воспроизведение неустойчивости остается 
нетривиальной задачей на всех масштабах – от по-
рового до пластового. Согласно работе «Immiscible 
viscous fingering: modelling unstable water-oil 
displacement experiments in porous media» (Salmo 
и др., 2022) и исследованию «Immiscible viscous 
fingering: the effects of wettability/capillarity and 
scaling» (Beteta и др., 2024) результаты показывают 
существенное влияние смачиваемости, капиллярных 
сил и масштабного фактора на режим несмешиваю-
щегося пальцеобразования. Согласно исследованию 
«The non-monotonicity of growth rate of viscous fingers 
in heterogeneous porous media» (Starkov и др., 2023) 
установлен немонотонный характер скорости роста 
пальцев в неоднородных средах. Согласно работам 
«Evolution of a phase interface in the displacement of 
viscous fluids from a porous medium» (Smirnov и др., 
2021) и «Моделирование неустойчивого вытеснения 
вязкой жидкости из пористой среды с учетом хими-
ческих взаимодействий между фазами» (Никитин и 
др., 2022) рассмотрена эволюция границы раздела 
фаз при вытеснении вязкой жидкости.

В отечественной практике вопросы неустойчи-
вости фронта вытеснения при заводнении получили 
развитие в недавних работах. Согласно работе «Аль-
тернативная концепция мониторинга и оптимизации 
заводнения нефтяных пластов в условиях неустой-
чивости фронта вытеснения» (Шахвердиев и др., 
2019) предложена альтернативная концепция мони-
торинга и оптимизации заводнения в условиях неу-
стойчивости фронта. Согласно исследованию «Кри-
териальный анализ возникновения неустойчивости 
фронта вытеснения при заводнении нефтяных пла-
стов» (Кряжев и др., 2024) выполнен критериальный 
анализ условий возникновения неустойчивости. Со-
гласно работе «Применение характеристик вытесне-
ния нефти водой при разработке нефтяных залежей» 
(Андреев и др., 2024) рассмотрен прогноз показате-
лей разработки на основе характеристик вытеснения 
нефти водой. Эти исследования подтверждают прак-
тическую значимость учета вязкостной нестабиль-

ности при проектировании систем разработки.
Ключевая трудность переноса этих представле-

ний в инженерную практику состоит в том, что до-
стоверное воспроизведение вязкостной нестабиль-
ности в численном моделировании требует мелкой 
расчетной сетки, обеспечивающей разрешение ха-
рактерного масштаба пальцеобразования. Для сек-
торных и полномасштабных гидродинамических 
моделей такие постановки вычислительно недости-
жимы. При расчетах на крупной сетке мелкомас-
штабные возмущения фронта подавляются числен-
ной диффузией, что приводит к систематическому 
завышению показателей охвата и недооценке темпов 
обводнения. Согласно работе «A method for predicting 
the performance of unstable miscible displacement in 
heterogeneous media» (Koval, 1963) для смешиваю-
щегося вытеснения этот эффект исторически учиты-
вался эмпирическими параметризациями подвижно-
сти и их последующими модификациями. Согласно 
обзору «A critical review of the use of pseudorelative 
permeabilities for upscaling» (Barker, Thibeau, 1997) 
для несмешивающегося вытеснения применяется 
построение псевдо-функций относительных фазо-
вых проницаемостей при ремасштабировании. Со-
гласно исследованию «Immiscible viscous fingering 
at the field scale: numerical simulation of the Captain 
polymer flood» (Beteta и др., 2023) результаты чис-
ленного моделирования несмешивающегося паль-
цеобразования на масштабе пласта на примере 
полимерного заводнения подтверждают работоспо-
собность подхода псевдо-параметризации.

Целью настоящей работы являются: количествен-
ная оценка воспроизведения вязкостной нестабиль-
ности на расчетных сетках различного разрешения, 
идентификация ограничений штатных численных 
постановок и обоснование концепции крупносеточ-
ного учета эффекта через построение и калибровку 
псевдо-параметров вытеснения. Для достижения 
цели решались задачи: формирование эталонной 
мелкосеточной постановки расчета, воспроизводя-
щей вязкие пальцы; прямое сопоставление эталон-
ного и промышленного симуляторов на идентичной 
задаче; исследование влияния шага расчетной сетки 
на структуру фронта и интегральные показатели раз-
работки.

Материалы и методы
В качестве эталонной использована постановка 

расчета в симуляторе с открытым исходным кодом 
porousMultiphaseFoam (PMF) – пакете для модели-
рования процессов фильтрации и переноса в по-
ристых средах, построенном на платформе вычис-
лительной гидродинамики OpenFOAM (Horgue и 
др., 2015). Базовый решатель impesFoam реализует 
двухфазное несжимаемое течение по схеме IMPES 
(Implicit Pressure – Explicit Saturation): уравнение 
для давления решается неявно, а уравнение перено-
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са насыщенности – явно. Пространственная дискре-
тизация выполняется методом конечных объемов на 
полиэдральной сетке OpenFOAM, поддерживаются 
параллельные вычисления. Пакет прошел верифи-
кацию на стандартных тестах и аналитических ре-
шениях, включая задачу Бакли-Леверетта и тесты 
закачки трассеров.

Принципиальная особенность PMF состоит в том, 
что используемая в нем математическая постановка 
двухфазной фильтрации и класс численных схем по 
существу совпадают с применяемыми в промышлен-
ных симуляторах, однако пакет допускает расчеты 
на существенно более мелких сетках, чем доступные 
в полномасштабных промысловых моделях. Это по-
зволяет рассматривать мелкосеточные расчеты PMF 
как эталон, в котором вязкостная нестабильность 
воспроизводится явно. Математическая постановка 
опирается на обобщенный закон Дарси и уравнение 
неразрывности для каждой из фаз; скорость филь-
трации фазы определяется выражением:

  (1)

где uα – скорость фильтрации фазы; k – абсолют-
ная проницаемость; krα – относительная фазовая 
проницаемость; Sw – водонасыщенность; μα – ди-
намическая вязкость фазы; pα – давление фазы; ρα 
– плотность фазы; g – вектор ускорения свободного 
падения; индекс α = w, o обозначает воду и нефть 
соответственно.

Уравнение неразрывности для несжимаемого 
двухфазного течения при отсутствии источников в 
расчетной ячейке имеет вид:

   (2)
где φ – коэффициент пористости; t – время. Долю 

воды в суммарном потоке (функцию Бакли-Леверет-
та) определяет фракционный поток:

                       (3)
Управляющим параметром устойчивости фрон-

та служит отношение подвижностей. Для условий 
вытеснения с равными концевыми точками относи-
тельных фазовых проницаемостей оно сводится к 
отношению вязкостей:

                         	                   (4)
где M – отношение подвижностей (отношение 

вязкостей). При M > 1 (вязкость нефти больше вяз-
кости воды) фронт вытеснения неустойчив и скло-
нен к пальцеобразованию; при M ≤ 1 фронт устойчив 
и продвигается практически поршневым образом. 
Итоговую эффективность процесса характеризует 
коэффициент извлечения нефти, представленный 
как произведение коэффициента охвата и коэффици-
ента вытеснения:

                                                (5)
где η – коэффициент извлечения нефти (КИН); 

Kохв   – коэффициент охвата вытеснением; Kвыт – ко-
эффициент вытеснения. Развитие вязких пальцев 
снижает прежде всего коэффициент охвата Kохв за 
счет формирования недренируемых зон нефти меж-
ду языками вытесняющего агента.

Для сопоставления использован промышленный 
(коммерческий) гидродинамический симулятор. Ге-
ометрия модели, граничные условия, относительные 
фазовые проницаемости, капиллярное давление, де-
биты и начальные насыщенности задавались согла-
сованно с эталонной постановкой PMF. При таком 
соответствии наблюдаемые расхождения интерпре-
тируются как следствие собственных свойств чис-
ленных схем, а не различий физико-математической 
модели.

Выполнены две серии численных эксперимен-
тов. В эксперименте 1 проведено прямое сопостав-
ление расчетов PMF и промышленного симулятора 
на идентичной задаче высоковязкого вытеснения с 
одинаковой геометрией, относительными фазовы-
ми проницаемостями, режимами закачки и отбора и 
сопоставимыми расчетными сетками; рассматрива-
лись как однородные по фильтрационно-емкостным 
свойствам, так и неоднородные постановки. В экспе-
рименте 2 в PMF выполнена серия расчетов вытесне-
ния с одним и тем же физическим заданием, но при 
двух существенно различных шагах расчетной сетки 
– грубой (шаг по осям X и Y 50 м) и мелкой (шаг 
по осям X и Y 2 м). Дополнительно в PMF иссле-
довалось влияние отношения подвижностей и про-
странственного разрешения сетки на возникновение 
пальцеобразования. Параметры представительных 
численных экспериментов приведены в таблице 1.

Сопоставление результатов проводилось по двум 
группам показателей: по полям водонасыщенности, 
характеризующим структуру и геометрию фронта 
вытеснения, и по интегральным технологическим 
показателям разработки – динамике добычи нефти и 
воды, темпам обводнения продукции и коэффициен-
ту извлечения нефти.

Таблица 1 – Параметры и результаты численных 
экспериментов в porousMultiphaseFoam

 Размер 
сетки, ячеек

Размер 
участка, м M Неоднородность ФЕС Вязкие 

пальцы
Число 

пальцев

1 2000 x 800 1 x 0,4 100 Однородный Да 46

2 500 x 200 1 x 0,4 100 Однородный Да 29

3 50 x 20 1 x 0,4 100 Однородный Нет 0

4 500 x 200 1 x 0,4 10 Однородный Да 22

5 500 x 200 1 x 0,4 1 Однородный Нет 0

6 500 x 200 1 x 0,4 100 Шахматная Да 11

7 250 x 100 500 x 20 250 Слоистая (слой в 
центре) Да 2

8 250 x 100 500 x 20 250 Слоистая (два слоя) Да 1

9 250 x 100 500 x 20 250 Шахматная Да 3
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Для серии расчетов в однородном пласте варьи-
ровалось отношение подвижностей (опыты 1–5), для 
серии в неоднородном пласте задавались характер-
ные конфигурации неоднородности проницаемости 
– слоистая со слоем повышенной проницаемости в 
центре, слоистая с двумя пропластками и шахматная 
(опыты 6–9).

Результаты и обсуждение
Результаты расчетов в эталонной постановке PMF 

для однородного пласта при различных значениях 
отношения подвижностей приведены на рисунке 1. 
При высоком контрасте вязкостей (M = 100) фронт 
вытеснения теряет устойчивость уже на ранней ста-
дии и распадается на развитую систему вязких паль-

цев; при умеренном контрасте (M = 10) пальцеобра-
зование выражено слабее, число и амплитуда языков 
снижаются; при равенстве подвижностей (M = 1) 
фронт продвигается устойчиво, практически порш-
невым образом, и вязкие пальцы не формируются. 
Это поведение полностью соответствует классиче-
скому критерию неустойчивости Саффмана-Тейлора 
и подтверждает способность эталонной постановки 
воспроизводить исследуемый эффект.

 Принципиальное значение имеет простран-
ственное разрешение расчетной сетки. На рисунке 
2 представлены результаты расчета одной и той же 
физической задачи (однородный пласт, M = 100) на 
сетках различной густоты. На самой мелкой сетке 

Рис. 2. Поля водонасыщенности в однородном пласте (M = 100) по результатам расчета в porousMultiphaseFoam на сетках  
2000 x 800, 500 x 200 и 50 x 20 ячеек (сверху вниз) для последовательных моментов времени (слева направо)

Рис. 1. Поля водонасыщенности в однородном пласте по результатам расчета в porousMultiphaseFoam при отношении подвижностей M = 100,  
M = 10 и M = 1 (сверху вниз) для последовательных моментов времени (слева направо)
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ент извлечения нефти ниже, чем в расчете промыш-
ленного симулятора. Промышленный симулятор, не 
воспроизводящий пальцеобразование, дает оптими-
стично смещенный (ложноположительный) прогноз 
показателей разработки.

Количественные результаты сопоставления про-
гнозного коэффициента извлечения нефти для ряда 
постановок приведены в таблице 2. Для однородного 

(2000 x 800 ячеек) формируется развитая система 
из 46 пальцев; при огрублении до 500 x 200 ячеек 
число разрешаемых пальцев уменьшается до 29, а на 
грубой сетке (50 x 20 ячеек) пальцеобразование не 
воспроизводится вовсе – фронт продвигается порш-
невым образом. Таким образом, при недостаточном 
разрешении численная диффузия конечно-объемной 
схемы подавляет мелкомасштабные возмущения 
фронта, и неустойчивость, физически присущая за-
даче, в расчете не проявляется. 

Прямое сопоставление расчетов на идентичной 
задаче высоковязкого вытеснения показало каче-
ственное различие результатов. На рисунке 1 (приме-
нительно к неоднородной постановке) и на рисунке 
3 видно, что эталонная постановка PMF воспроизво-
дит развитую картину вязких пальцев, тогда как про-
мышленный симулятор при тех же исходных данных 
дает практически поршневое продвижение фронта 
без выраженного пальцеобразования. Более того, в 
полях водонасыщенности промышленного симуля-
тора наблюдаются артефакты, обусловленные ори-
ентацией и шагом сетки, а не физикой неустойчиво-
сти.

Различия в структуре фронта закономерно отра-
жаются на интегральных технологических показате-
лях разработки (рис. 4). В расчете PMF, где вязкие 
пальцы достигают добывающей галереи, прорыв 
воды происходит существенно раньше, темп паде-
ния добычи нефти и роста обводненности выше, а 
накопленная добыча нефти и прогнозный коэффици-

Рис. 3. Сопоставление полей водонасыщенности в неоднородном 
пласте при закачке 1,5 и 3 поровых объемов: porousMultiphaseFoam 

(сверху) и коммерческий симулятор (снизу)

Рис. 4. Сравнение технологических показателей разработки при моделировании в porousMultiphaseFoam и в коммерческом симуляторе: добыча нефти, 
добыча воды, обводненность продукции и коэффициент извлечения нефти
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пласта при устойчивом вытеснении (M = 1) расхож-
дение между симуляторами составляет лишь около 
2%, что подтверждает согласованность физико-ма-
тематических постановок и численных реализаций 
при отсутствии неустойчивости. При неблагоприят-
ном соотношении подвижностей расхождение резко 
возрастает: для однородного пласта при M = 250 оно 
достигает 58%, а для неоднородных постановок – от 
46 до 76%. Во всех случаях коэффициент извлечения 
нефти, рассчитанный в промышленном симуляторе, 
систематически завышен относительно эталонного 
расчета PMF.

Таблица 2 – Сопоставление прогнозного коэффи-
циента извлечения нефти в porousMultiphaseFoam и 
в коммерческом симуляторе при идентичных усло-
виях

Постановка задачи КИН, д. ед. 
(PMF)

КИН, д. ед. 
(коммерческий 

симулятор)

Относительное 
расхождение, %

Однородный пласт, M = 1 0,73 0,75 +2

Однородный пласт, M = 250 0,24 0,38 +58

Неоднородный пласт, 
вариант 1 0,13 0,23 +76

Неоднородный пласт, 
вариант 2 0,08 0,12 +50

Неоднородный пласт, 
вариант 3 0,12 0,18 +50

Неоднородный пласт, 
вариант 4 0,13 0,19 +46

Физическая причина неспособности промышлен-
ного симулятора воспроизводить пальцеобразование 
состоит в следующем. Континуальная постановка 

двухфазной фильтрации в форме системы уравнений 
(1)-(3) с относительными фазовыми проницаемостя-
ми в однородной среде не содержит механизма, ини-
циирующего вязкостную нестабильность из беско-
нечно малых возмущений. Для запуска нелинейного 
режима пальцеобразования необходима конечная по 
амплитуде возмущенная граница раздела фаз, неод-
нородность проницаемости, играющая роль триггера 
неустойчивости, либо подсеточная стохастическая 
модель. При отсутствии указанных факторов и при 
характерной для конечно-объемных схем численной 
диффузии фронт развивается устойчиво вне зависи-
мости от формального измельчения сетки в пределах 
практически достижимого разрешения.

Серия расчетов в PMF при неизменной физиче-
ской постановке, но при различном шаге расчетной 
сетки (рис. 5) подтверждает определяющую роль 
разрешения. На грубой сетке (шаг 50 м) фронт про-
двигается поршневым образом; при измельчении до 
шага 2 м проявляется выраженная мелкомасштабная 
неоднородность фронта, качественно согласующая-
ся с картиной развития вязкостной нестабильности. 
Это различие закономерно отражается на интеграль-
ных показателях: при одной и той же физической 
постановке мелкосеточный расчет дает существенно 
более низкое значение прогнозного коэффициента 
извлечения нефти по сравнению с расчетом на гру-
бой сетке, что соответствует более раннему прорыву 
вытесняющего агента и формированию недренируе-
мых зон между пальцами.

 Полученные результаты согласуются с данны-
ми независимых исследований. Согласно обзору 
«Experimental and computational advances on the 

Рис. 5. Эволюция фронта вытеснения (вверху) и интегральные показатели разработки (внизу) в porousMultiphaseFoam  
при шаге расчетной сетки 50 м (грубая) и 2 м (мелкая)
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study of viscous fingering: an umbrella review» (Pinilla 
и др., 2021), работе «Immiscible viscous fingering: 
modelling unstable water-oil displacement experiments 
in porous media» (Salmo и др., 2022) и исследованию 
«Immiscible viscous fingering: the effects of wettability/
capillarity and scaling» (Beteta и др., 2024) резуль-
таты показывают систематическое завышение ох-
вата при недостаточном разрешении сетки и пода-
влении пальцеобразования. Согласно работе «The 
non-monotonicity of growth rate of viscous fingers in 
heterogeneous porous media» (Starkov и др., 2023) 
установленная немонотонная зависимость скорости 
роста пальцев от параметров неоднородности объ-
ясняет различие интенсивности пальцеобразования 
для разных конфигураций неоднородности (табл. 1). 
Согласно исследованию «Immiscible viscous fingering 
at the field scale: numerical simulation of the Captain 
polymer flood» (Beteta и др., 2023) продемонстрирова-
на работоспособность концепции переноса эффекта 
нестабильности на крупную сетку через псевдо-па-
раметры на масштабе реального месторождения. Со-
гласно работам «Альтернативная концепция монито-
ринга и оптимизации заводнения нефтяных пластов 
в условиях неустойчивости фронта вытеснения» 
(Шахвердиев и др., 2019) и «Критериальный анализ 
возникновения неустойчивости фронта вытеснения 
при заводнении нефтяных пластов» (Кряжев и др., 
2024) для отечественных условий обоснована необ-
ходимость учета неустойчивости фронта.

Совокупный результат экспериментов формиру-
ет объективную потребность в специальной пара-
метризации крупносеточных моделей. Корректным 
решением является перенос (ремасштабирование) 
эталонных мелкосеточных результатов PMF в пара-
метризацию крупносеточной модели через построе-
ние и калибровку псевдо-параметров вытеснения – в 
первую очередь псевдо-кривых относительных фа-
зовых проницаемостей и интегральных корректиро-
вок коэффициента вытеснения – по согласованным 
метрикам устойчивости фронта и охвата. Согласно 
работам «A method for predicting the performance 
of unstable miscible displacement in heterogeneous 
media» (Koval, 1963) и «A critical review of the use 
of pseudorelative permeabilities for upscaling» (Barker, 
Thibeau, 1997) заложены методические основы тако-
го ремасштабирования. Непосредственная апроба-
ция и валидация процедуры калибровки псевдо-па-
раметров на синтетических и промысловых моделях 
вынесены в последующие работы.

Выводы
1.	 Прямое сопоставление эталонного симулято-

ра porousMultiphaseFoam и промышленного 
гидродинамического симулятора при иден-
тичной физической задаче и сопоставимых 
расчетных сетках показывает качественное 
различие результатов: континуальная двух-

фазная постановка с относительными фазо-
выми проницаемостями в однородной среде 
без явно заданного источника возмущений 
не инициирует пальцеобразование, а штатная 
численная диффузия конечно-объемных схем 
подавляет вязкие пальцы. Этот вывод согласу-
ется с результатами, представленными в рабо-
тах «Experimental and computational advances 
on the study of viscous fingering: an umbrella 
review» (Pinilla и др., 2021) и «Immiscible 
viscous fingering: modelling unstable water-
oil displacement experiments in porous media» 
(Salmo и др., 2022).

2.	 Серия расчетов с варьированием шага расчет-
ной сетки показывает, что при достаточном 
пространственном разрешении (переход от 50 
м к 2 м, а на масштабе керна – от 50 x 20 к 2000 
x 800 ячеек) проявляется характерная для вяз-
костной нестабильности мелкомасштабная 
неоднородность фронта, существенно меня-
ющая интегральные показатели разработки и 
прогнозный коэффициент извлечения нефти.

3.	 При неблагоприятном соотношении подвиж-
ностей промышленный симулятор система-
тически завышает прогнозный коэффициент 
извлечения нефти: расхождение с эталонным 
расчетом возрастает от 2% при устойчивом 
вытеснении (M = 1) до 46-76% при выражен-
ной неустойчивости, что ведет к ложнополо-
жительным прогнозам показателей разработ-
ки.

4.	 Полученные расхождения между крупной 
и мелкой расчетными сетками формируют 
объективную потребность в построении и 
калибровке псевдо-параметров вытеснения 
для крупносеточных моделей. Ограничением 
настоящего исследования является использо-
вание синтетических моделей и отсутствие 
на данном этапе количественной калибровки 
псевдо-параметров и их валидации на про-
мысловых данных; кроме того, рассматрива-
лось преимущественно несмешивающееся 
вытеснение без учета геомеханических и тер-
мических эффектов.

Заключение
В работе количественно показано, что воспроиз-

ведение вязкостной нестабильности при гидродина-
мическом моделировании вытеснения высоковязкой 
нефти критически зависит от разрешения расчетной 
сетки и от наличия в постановке механизма иниции-
рования возмущений фронта. Промышленные гидро-
динамические симуляторы на практически достижи-
мых сетках не воспроизводят вязкие пальцы и дают 
систематически завышенный прогноз коэффициента 
извлечения нефти, что недопустимо при проектиро-
вании систем заводнения и методов увеличения не-
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фтеотдачи на объектах с высоковязкой нефтью.
Практическое внедрение результатов предпо-

лагает построение псевдо-параметров вытеснения 
– псевдо-кривых относительных фазовых проница-
емостей и интегральных корректировок коэффици-
ента вытеснения, – калиброванных по эталонным 
мелкосеточным расчетам и обеспечивающих вос-
произведение на крупной сетке ключевых эффектов 
неустойчивости (динамики прорыва, обводненно-
сти и охвата). Дальнейшие исследования будут на-
правлены на разработку и валидацию процедуры 
калибровки псевдо-параметров на синтетических 
и промысловых моделях, формирование области 
применимости методики в диапазоне характерных 
геолого-промысловых параметров, а также на рас-
пространение подхода на условия химического вы-
теснения и применения модификаторов подвижно-
сти.
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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 622.276.4

Введение
Трещиновато-пористые коллекторы содержат зна-

чительную часть мировых запасов углеводородов. 
Наличие трещин, образующих высокопроводящие 
каналы, кардинально меняет картину фильтрации, 
что требует корректного учёта трещиноватости при 
гидродинамическом моделировании.

Существует иерархия подходов моделирования 
трещин. На начальном уровне находятся DFN-мо-
дели (Discrete fracture network). DFN-модель – это 
описательная модель геометрии трещин. Геометри-
ческий DFN позволяет генерировать трещины и 

анализировать их связность, но без расчёта потока. 
DFN-модель решает уравнения потока только в тре-
щинах, матрица игнорируется. Для моделирования 
трещиновато-пористой среды этого недостаточно 
(Dershowitz, Einstein, 1988).

Для прогноза требуется DFM-модель (Discrete 
fracture model) – физико-математическая модель 
процессов в трещиновато-пористой среде, в которой 
трещины и матрица моделируются явно и участву-
ют в уравнениях сохранения массы с учётом обмена 
матрица-трещина. Ключевые особенности DFM: яв-
ная геометрия трещин; отдельные уравнения сохра-

Сравнительный анализ методов моделирования трещиноватых коллекторов:  
от дискретных моделей трещин к апскейлингу в модели двойной среды  

и одинарной пористости

А.А. Терентьев
Альметьевский государственный технологический университет 

«Высшая школа нефти», Альметьевск, Россия

В статье рассматриваются подходы к гидродинамическому моделированию трещиновато-пористых коллекторов. Цель 
работы – сравнительный анализ трёх моделей (EDFM, двойной проницаемости и одинарной пористости) по времени расчёта, 
возможности адаптации интегральных технологических показателей и способности воспроизводить пространственную выра-
ботку запасов.  Исследование выполнено на тестовой модели с 25 трещинами (апертура 3 мм, проницаемость трещин 100 Д, 
проницаемость матрицы 1 мД). Модель двойной проницаемости и модель одинарной пористости адаптировались под EDFM 
через модификацию сигма-фактора, проницаемости и концевых точек относительных фазовых проницаемостей. Для ремас-
штабирования свойств DFN в модель двойной среды использовался метод flow-based upscaling. Установлено, что по времени 
расчёта модель двойной проницаемости и модель одинарной пористости быстрее модели EDFM. Адаптация интегральных 
технологических показателей может быть выполнена успешно для обеих упрощённых моделей. Однакопространственная 
выработка запасов (карты массовых подвижных запасов нефти) при этом оказывается разной для каждого подхода. Результаты 
показывают, что адаптации только по интегральным показателям недостаточно для прогноза выработки запасов.

Ключевые слова: трещиновато-пористый коллектор, DFN, DFM, EDFM, модель двойной пористости, адаптация, flow-
based upscaling, пространственная выработка запасов, гидродинамическое моделирование.

Для цитирования: Терентьев А.А. (2026). Сравнительный анализ методов моделирования трещиноватых коллекторов: 
от дискретных моделей трещин к апскейлингу в модели двойной среды и одинарной пористости. Трудноизвлекаемые запасы, 
1(2), с. 16-22.

Comparative analysis of fractured reservoir modeling methods: from discrete fracture 
networks to upscaling into dual-porosity and single-porosity models

A.A. Terentyev 
Almetyevsk State Technological University «Petroleum higher school» 

Almetyevsk, Russian Federation

The article discusses approaches to hydrodynamic modeling of fractured porous reservoirs. The purpose of the work is a 
comparative analysis of three models (EDFM, dual permeability, and single porosity) in terms of computational time, the possibility 
of adapting integral technological indicators, and the ability to reproduce spatial reserve depletion patterns. The study was performed 
on a synthetic test model with 25 fractures (aperture 3 mm, fracture permeability 100 D, matrix permeability 1 mD). The dual-
permeability and single-porosity models were calibrated to the reference EDFM model by modifying the sigma factor, permeability, 
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нения массы для матрицы и трещин; явный обмен 
флюидом между матрицей и трещинами.

Основные разновидности DFM: DFM с неструк-
турированной сеткой (сетка согласована с геоме-
трией трещин, высокая точность, сложная сетка); 
Embedded DFM (EDFM) – трещины встроены в 
сетку матрицы, обмен задаётся через геометриче-
ски вычисленные коэффициенты связи (основной 
промышленный вариант) – данный подход принят в 
качестве эталона в данной работе; гибридный под-
ход – крупные трещины моделируются явно (DFM/
EDFM), мелкие – неявно (dual-porosity/permeability). 

Классическая модель двойной среды (dual-
porosity/dual-permeability) не является DFM-моде-
лью, так как трещины в ней не моделируются явно 
как геометрические объекты, а учитываются неявно, 
через усреднённые параметры (Warren, Root, 1963). 
Однако именно эта модель часто используется в пол-
номасштабных расчётах благодаря своей вычисли-
тельной эффективности. Возникает вопрос: можно 
ли адаптировать модель двойной среды так, чтобы 
она давала результаты, близкие к EDFM? 

Цель настоящей работы – ответить на этот во-
прос путём сравнительного анализа трёх подходов 
(EDFM, модель двойной проницаемости и модель 

одинарной пористости) на единой тестовой синтети-
ческой модели.

Задачи исследования:
1.	 Выполнить численные эксперименты на те-

стовой модели с 25 трещинами.
2.	 Применить метод flow-based upscaling для 

ремасштабирования свойств DFN в модель 
двойной среды.

3.	 Провести адаптацию модели двойной про-
ницаемости и модели одинарной пористости 
под эталонный EDFM.

4.	 Сопоставить пространственную выработку 
запасов и время расчёта.

5.	 Сформулировать рекомендации по выбору 
модели для практических задач.

Методы. Объект исследования
Объектом исследования является трещинова-

то-пористый коллектор. Параметры тестовой син-
тетической модели приведены в таблице 1. Было 
смоделировано две горизонтальные скважины – 
нагнетательная и добывающая, расположенные в 
середине нефтенасыщенного интервала по толщине 
пласта. Расположение скважин и системы трещин 
представлено на рисунке 1. 

Рис.1. Расположение скважин и системы дискретных трещин на тестовой модели
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Таблица 1 – Параметры тестовой синтетической 
модели

Параметр Значение Единица измерения

Размеры модели 250×250×20 м

Размеры ячеек 5×5×0,5 м

Количество трещин 25 шт.

Апертура трещин 3 мм

Проницаемость трещин 100 Д

Проницаемость ма-
трицы 1 мД

Начальная нефтенасы-
щенность 0.9 д.ед.

Начальное пластовое 
давление 16 МПа 

Забойное давление (до-
бывающая скважина) 10 МПа 

Забойное давление 
(нагнетательная сква-
жина)

18 МПа 

В работе сопоставлены три подхода моделирова-
ния трещин:

1.	 EDFM - модель с явным описанием геоме-
трии трещин. Принята в качестве эталонного 
решения.

2.	 Модель двойной проницаемости (Dual Perm) - 
два взаимодействующих континуума.

3.	 Модель одинарной пористости (Single Poro) 
- коллектор рассматривается как однородная 
среда.

При ремасштабировании свойств DFN в модель 
двойной среды использовался метод flow-based 
upscaling (Karimi-Fard, Durlofsky, 2016; Maier et al., 
2023; Hui et al., 2013). Как отмечается в работах (Hui 
et al., 2013; Maier et al., 2023), такой подход позво-

ляет существенно ускорить расчёты по сравнению 
с использованием детальной DFM-модели. Этот 
метод заключается в следующем: укрупнённые (эф-
фективные) свойства ячейки модели (пористость, 
проницаемость) рассчитываются не арифметически 
или на основе геометрии, а путём прямого решения 
задачи фильтрации на детальной сетке (DFN + ма-
трица). Такой подход позволяет сохранить гидроди-
намическое поведение исходной детальной модели 
при переходе к укрупнённой сетке. Альтернативные 
подходы к упрощению иерархических трещинных 
сетей предложены в работах (Hui et al., 2022; Xue 
et al., 2019). Например, в исследовании (Xue et al., 
2019) для упрощения сетки трещин используются 
спектральная кластеризация. Для автоматизации 
процедур ремасштабирования может быть исполь-
зовано открытое программное обеспечение UpsFrac 
v1.0 (Chen et al., 2025).

В данной работе метод ремасштабирования flow-
based upscaling применялся для переноса свойств 
детальной DFN-модели (с явным заданием всех 25 
трещин) в модель двойной среды.

Ключевым элементом исследования является 
адаптация моделей двойной и одинарной среды под 
эталонное решение EDFM. Адаптация выполнялась 
в два этапа.

Первый этап – настройка сигма-фактора (σ), опре-
деляющего интенсивность обмена флюидом между 
матрицей и трещинами в модели двойной среды. 
Второй этап – модификация относительных фазовых 
проницаемостей. 

Модель одинарной пористости также подверга-
лась модификации куба абсолютной проницаемости. 

Расчёты выполнялись в симуляторе tNavigator. 
Прогнозное время расчета задавалось равным 30 лет. 
Модель двухфазная (нефть + вода).

Рис.2. Модификация куба сигма-фактора (σ)
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Результаты
В ходе адаптации гидродинамических моделей 

двойной проницаемости и одинарной пористости к 
модели EDFM по интегральным технологическим 
показателям были получены следующие результаты:

Модель двойной проницаемости (Dual Perm):
•	 В процессе адаптации модели был скорректи-

рован куб сигма-фактора σ (рисунок 2);
•	 относительная фазовая проницаемость воды 

при остаточной нефтенасыщенности (KRWR) 
в процессе адаптации изменена с 0,7 до 0,9.

Модель одинарной пористости (Single Poro):
•	 В процессе адаптации модели был модифици-

рован куб абсолютной проницаемости.
Результаты адаптации гидродинамических мо-

делей Dual Perm и Single Poro к эталонной модели 
EDFM представлены на рисунках 3-4. 

Как видно из представленных рисунков, наблюда-
ется приемлемая сходимость технологических пока-
зателей разработки после адаптации гидродинами-
ческой модели двойной среды и модели одинарной 
пористости к модели EDFM.  

Сравнение времени расчёта представлено в та-
блице 2.

Таблица 2 - Сравнение времени расчета различ-
ных подходов

Модель Время расчета, мин

EDFM (эталон) 29

Dual Perm 15

Single Poro 12

Рис.3. Сопоставление технологических показателей разработки

Полученные данные показывают, что модель 
двойной проницаемости просчиталась быстрее мо-
дели EDFM почти в два раза. Модель одинарной 
пористости обеспечивает самую высокую скорость 
расчета, однако лишь незначительно превышает ско-
рость расчета модели Dual Perm. Это согласуется с 
выводами (Hui et al., 2013), где также сообщается о 
значительном ускорении вычислений при использо-
вании апскейлинга – вплоть до одного-двух поряд-
ков.

Таким образом, с точки зрения вычислительной 
эффективности обе упрощённые модели превосхо-
дят EDFM. Это важный аргумент в пользу их ис-
пользования в полномасштабных расчётах, где каж-
дый час счёта имеет значение.

Однако один из ключевых результатов исследо-
вания становится виден только при сравнении про-
странственной выработки запасов (карты массовых 
подвижных запасов нефти на конец расчёта). На ри-
сунке 5 представлены карты массовых подвижных 
запасов нефти на конец расчёта.

Анализ рисунка 5 даёт следующий результат ис-
следования.

1.	 Модель двойной проницаемости после адап-
тации к модели EDFM даёт пространствен-
ную картину выработки, отличающуюся от 
модели эталона. Хотя качественно картина 
может быть близка, количественные раз-
личия в локализации остаточных запасов и 
форме фронта вытеснения присутствуют. 
 

Рис.4. Сопоставление накопленных показателей
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2.	 Модель одинарной пористости после адап-
тации к модели EDFM также даёт иную про-
странственную карту выработки запасов неф-
ти по сравнению с моделью EDFM. 

Таким образом, адаптация интегральных техно-
логических показателей (добыча, обводнённость, 
давление) может быть успешно выполнена для обе-
их упрощённых моделей. Однако, пространственная 
выработка запасов при этом оказывается разной для 
каждого подхода. Ни одна из упрощённых моделей 
не даёт картины, полностью совпадающей с эта-
лонным EDFM. Это означает, что адаптации толь-
ко по интегральным показателям недостаточно для 
корректного прогноза выработки запасов. Скорость 
расчёта не должна быть единственным критерием 
выбора модели.

Выводы
1.	 DFN-модели являются описательными ин-

струментами анализа структуры и связности 
трещинной сети (Dershowitz, Einstein, 1988). 
Для задач прогноза фильтрации и выработки 
запасов трещиновато-пористых коллекторов 
требуется постановка класса DFM, в которой 
матрица и трещины участвуют в уравнениях 
сохранения массы на равноправной осно-
ве (Warren, Root, 1963; Hui et al., 2023). При 
этом, как отмечают (Yan et al., 2024), для низ-
копроницаемых коллекторов особенно важно 
корректное моделирование обмена флюидом 
между матрицей и трещинами.

2.	 Установлено, что с вычислительной точки 
зрения (время расчета) упрощённые модели 
(модель двойной среды, модель одинарной 
пористости) предпочтительнее для полномас-
штабных расчётов. Это согласуется с вывода-
ми (Hui et al., 2013), где также сообщается о 
значительном ускорении вычислений при ис-
пользовании апскейлинга.

3.	 В ходе данного исследования установлено, 
что адаптация интегральных технологических 
показателей может быть успешно выполнена 
как для модели двойной проницаемости, так 
и для модели одинарной пористости. Однако 
пространственная структура выработки запа-
сов при этом оказывается разной для каждого 
подхода. Это означает, что адаптации только 

по интегральным показателям недостаточно 
для корректного прогноза выработки запа-
сов. Близость интегральных показателей (до-
стигнутая за счёт адаптации) может скрывать 
принципиально разные механизмы дрениро-
вания.

4.	 Практические рекомендации. Для корректно-
го прогноза выработки запасов в трещинова-
то-пористых коллекторах:

•	 предпочтительно использование подхода мо-
делирования трещин EDFM – он наиболее 
физически обоснован, несмотря на большее 
время расчёта;

•	 если по вычислительным причинам EDFM не 
может быть использован, рекомендуется ис-
пользование модели двойной среды, но с обя-
зательным контролем не только интегральных 
показателей, но и пространственной выработ-
ки запасов.

Заключение
В работе выполнен сравнительный анализ трёх 

подходов к моделированию трещиноватых коллек-
торов: EDFM (эталон), модели двойной проницае-
мости (Dual Perm) и модели одинарной пористости 
(Single Poro). На тестовой модели с 25 трещинами 
установлено:

•	 С вычислительной точки зрения: упрощён-
ные модели предпочтительнее.

•	 По адаптации интегральных показателей: обе 
упрощённые модели могут быть успешно 
адаптированы к эталонному EDFM.

•	 По пространственной выработке запасов: при 
адаптации интегральных показателей про-
странственная выработка оказывается раз-
личной для каждого подхода. 

•	 Адаптации только по интегральным показа-
телям недостаточно для корректного прогно-
за выработки запасов. Скорость расчёта не 
должна быть единственным критерием выбо-
ра модели. 

Для практических задач рекомендуется использо-
вать модель EDFM. Если это невозможно из-за вы-
числительных сложностей, рекомендуется исполь-
зование модели двойной среды с дополнительным 
контролем пространственной выработки запасов.

Рис. 5. Распределение массовых подвижных запасов нефти (после адаптации)
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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 550.8.013
Вероятностный прогноз давления пескопроявления по результатам  

одномерного геомеханического моделирования

Е.В. Новикова, А.Г. Собаев, И.А. Воронов
Институт физики Земли им. О.Ю. Шмидта РАН

В работе представлено исследование влияния неопределенности исходных данных о геомеханических и прочностных 
свойствах породы, а также горизонтальных пластовых напряжениях на результаты численных оценок депрессии начала 
пескопроявления. 

Для решения задачи строилась модель горного массива в околоскважинном пространстве на основе данных геофизи-
ческих исследований скважин и лабораторных исследований керна. Она представляла собой слоистую многофациальную 
линейно-упругую среду. При восстановлении профиля вертикального напряжения использовалась гипотеза о субвертикаль-
ности одной из главных осей тензора напряжений. При оценке профилей горизонтальных напряжений использовалась ме-
тодика, основанная на реконструкции пространственного распределения напряжений в слоистой среде по данным точечных 
измерений, а именно данных гидроразрыва пласта. 

Выполнялось варьирование неопределенности во входных данных упругих и прочностных свойств среды и горизонталь-
ных пластовых напряжений. Указанные параметры изменялись случайным образом в рамках диапазона неопределенности, 
соответствующего фактическому разбросу свойств пород, относящихся к одной геомеханической фации. В рамках простей-
шей модели оценки давления начала пескопроявления это давление определялось для различных реализаций комбинаций 
исходных параметров методом Монте-Карло.

Использованный статистический подход позволял определить функцию плотности вероятности начала пескопроявления 
при заданной дисперсии определенного параметра. Отмечено, что прогноз критического значения давления наиболее чув-
ствителен к величине максимального горизонтального напряжения.

Результаты применения описанного подхода сделали возможным корректный учет неопределенности исходных данных 
для построения геомеханических моделей. На примере задачи пескопроявления оценена реальная неоднозначность опреде-
ления давления начала необратимого разрушения пород околоскважинной зоны из-за разработки месторождений углеводоро-
дов.

Ключевые слова: геомеханика, неопределенность, пескопроявление, метод Монте-Карло.

Для цитирования: Новикова Е.В., Собаев А.Г., Воронов И.А. (2026). Вероятностный прогноз давления пескопроявления 
по результатам одномерного геомеханического моделирования. Трудноизвлекаемые запасы, 1(2), с. 23-29.

Probabilistic forecast of sand pressure based on the results of one-dimensional 
geomechanical modeling

E.V. Novikova, A.G. Sobaev, I.A. Voronov
Schmidt Institute of Physics of the Earth

The paper presents a study on the influence of uncertainty in the initial data on geomechanical and strength properties of rock, 
as well as the horizontal reservoir stress, on the results of numerical estimation of the wellbore pressure required to prevent sand 
production. A model of the near-well rock mass is constructed from geophysical well logging data and laboratory core studies to solve 
this problem. The rock mass is considered a layered, multifacial, linear elastic medium. The hypothesis of subvertical principal stress 
was used for stress reconstruction. A method based on point measurements, specifically hydraulic fracturing data, is used to analyze 
horizontal stress profiles and reconstruct the stress distribution in a layered medium.

The uncertainty in the input data for the elastic and strength properties of the medium and the horizontal reservoir stresses is 
varied. These parameters are randomized within the range of uncertainty corresponding to the actual variation in the properties of 
rocks belonging to a specific geomechanical facies. The pressure allowing sand production is determined for various combinations of 
initial parameters using the Monte Carlo method within the framework of a simple model. The statistical approach makes it possible 
to determine the probability density function for sand production pressure with a given value of a certain parameter. Note that the 
prediction of the critical pressure is mostly sensitive to the magnitude of maximum horizontal stress.

The results of applying this approach allow us to accurately account for uncertainties in the initial data used to create geomechanical 
models. Using the example of the sand problem, we estimate the real ambiguity in determining the pressure at which irreversible rock 
destruction begins in the borehole surrounding rock masses during hydrocarbon deposit development.

Keywords: geomechanics; uncertainty; ingress of sand; Monte Carlo method.

Recommended citation: Novikova E.V., Sobaev A.G., Voronov I.A. (2026). Probabilistic forecast of sand pressure based on the 
results of one-dimensional geomechanical modeling. Hard-to-recover reserves, 1(2), pp. 23-29.

Введение
Пескопроявление или необратимое разрушение 

пород околоскважинной зоны при работе добываю-
щих нефтяных или нефтегазовых скважин является 
одним из важных негативных факторов, снижающих 
эффективность разработки месторождений угле-

водородов (Zoback, 2007). В некоторых скважинах 
наблюдается необратимое разрушение пород около-
скважинной зоны, приводящее к тому, что отдельные 
элементы твердой фазы оказываются в скважине и 
нарушают ее нормальный режим работы. К негатив-
ным последствиям относится не только снижение 
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темпов добычи, связанное с изменением скин-факто-
ра, но и износ оборудования, необходимость исполь-
зования специальных фильтров для предотвращения 
пескопроявления (Muhammad, Rasol, 2025). Практи-
ка показывает, что при работе на месторождениях с 
угрозой пескопроявления оптимально не бороться с 
последствиями этого эффекта, а выбирать условия 
работы скважины, не допускающие или снижающие 
вероятность начала выноса песка.

Существует несколько ключевых факторов, ока-
зывающих влияние на условия начала пескопроявле-
ния. В первую очередь следует отметить единствен-
ный параметр, поддающийся внешнему изменению, 
– депрессию. Она или в большей степени непосред-
ственно давление на скважине определяет, будет ли 
наблюдаться необратимое разрушение пород око-
лоскважинной зоны при текущих условиях. Под 
текущими условиями понимаются в данном случае 
не только пластовое давление, но и механические 
свойства среды в прискважинном пространстве и ее 
напряженно-деформированное состояние. Соглас-
но основным положениям механики разрушения, 
такой процесс начинает происходить, когда напря-
жения хотя бы в одной точке превышают локаль-
ные критические значения, связанные с критерием 
ее разрушения (Карев и др., 2018). В геомеханике 
месторождений разрушение среды описывается в 
терминах эффективных напряжений, являющихся 
разностью полных напряжений – напряжений, дей-
ствующих в скелете, – и давления, насыщающего 
породу флюида. Для определения напряжений часто 
дополнительно используют упругие свойства среды, 
например модуль Юнга и коэффициент Пуассона 
(Ljunggren et al, 2003).

На сегодняшний день отмечаются две основных 
сложности с достоверным прогнозом давления на 
скважине, при котором в ее окрестности начинается 
активное разрушение. Первая сложность связана с 
неоднозначностью задания непосредственно крите-
рия разрушения: разные породы могут быть описаны 
с помощью различных критериев, дающих результа-
ты, не согласующиеся друг с другом (Rahmati et al, 
2013). Вторая сложность связана с неоднозначностью 
определения условий, в которых находятся породы 
околоскважинной зоны (Andersen et al, 2022; Ray et 
al, 2024; Zheng et al, 2024). При расчете происходит 
подстановка в (даже правильно выбранный) крите-
рий разрушения следующих параметров: прочност-
ных свойств, давлений и напряжений. Напряжения, 
в свою очередь, рассчитываются с использованием 
профилей упругих свойств. И упруго-прочностные 
свойства, и напряжения определяются по геофизиче-
ским данным с существенными неоднозначностями, 
что ведет к накоплению погрешности и последую-
щему снижению достоверности прогноза давления 
начала пескопроявления.

В качестве серьезного недостатка существующих 
моделей определения давления начала пескопрояв-
ления можно выделить их детерминистичность. Как 
правило, модели дают единое значение давления 
(или зависимости давления на скважине от давле-
ния в пласте), при котором на выбранном интервале 
глубин начинается вынос песка. Такой подход может 
быть использован для формаций, характеризующих-
ся большими объемами геофизических исследова-
ний скважин и представительными коллекциями 
образцов керна, на которых выполнены петрофи-
зические и геомеханические испытания. Однако в 
реальных условиях детерминистичные модели мо-
гут быть неприменимы не из-за того, что выбран 
«неправильный» критерий разрушения или не учте-
ны внешние факторы, а из-за объективной неопре-
деленности в исходных данных. Хотя в отдельных 
задачах геомеханики месторождений, в частности 
при расчете устойчивости ствола скважины, исполь-
зуются статистические оценки (Song, Chang, 2017). 
Построение таких оценок для давления начала пе-
скопроявления пока находится на начальном этапе 
формирования. Данная работа посвящена развитию 
статистического подхода интерпретации результатов 
одномерного геомеханического моделирования для 
прогноза условий начала пескопроявления. Исполь-
зование предложенного подхода на практике позво-
лит корректным образом учитывать объективную 
неопределенность результатов геомеханического мо-
делирования при принятии решений о выборе режи-
ма работы добывающих нефтяных и нефтегазовых 
скважин.

Материалы и методы
В основе прогноза давления выноса песка лежат 

результаты одномерного геомеханического модели-
рования. Существуют различные подходы к постро-
ению одномерных геомеханических моделей; в этом 
исследовании использован алгоритм, описанный в 
работе (Дубиня, Галыбин, 2018). В рамках данного 
алгоритма реконструкция профилей напряжений вы-
полняется поэтапно. На первом этапе выполняется 
расчет полного вертикального напряжения σV как ин-
теграла плотности вышележащих пород и давления, 
насыщающего породы флюида по известным мето-
дам. На втором этапе происходит выделение слоев 
пород, которые можно назвать геомеханическими 
фациями, внутри которых упругие модули меняются 
незначительно. Третий этап основан на детальном 
рассмотрении границ между слоями: в работе (Ду-
биня, Галыбин, 2018) показано, что по известным 
упругим модулям обоих слоев и двум горизонталь-
ным напряжениям в одном из них единственным об-
разом определяются горизонтальные напряжения в 
другом слое. Внутри слоя принята линейная зависи-
мость между горизонтальными и вертикальным на-
пряжениями, следующая из уравнений равновесия. 
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В результате задание двух независимых измерений 
пластовых напряжений позволяет реконструировать 
зависимости горизонтальных напряжений от глуби-
ны единственным образом (при известных профилях 
упругих модулей). На четвертом этапе решается за-
дача оптимизации: ищется такая пара независимых 
значений горизонтальных напряжений (например, в 
настоящей работе были выбраны максимальное σH и 
минимальное σh горизонтальные напряжения в верх-
нем слое), при которой минимальна разница между 
расчетными значениями пластовых напряжений и их 
косвенными оценками по геофизическим данным – 
информации о вывалообразовании, результатах те-
стов на утечки и испытаний на керновом материале 
(Зиганшин и др., 2024).

Дополнение одномерной модели зависимостей 
упругих модулей и напряжений от глубины профиля-
ми прочностных свойств, а также давлением флюида 
в пласте позволяет рассчитать, при каком давлении 
на скважине на каждой рассматриваемой глубине 
может начаться разрушение пород околоскважинной 
зоны, сопровождаемое выносом песка. Ясно, что 
наличие единственного «истинного» профиля упру-
го-прочностных свойств и напряжений приводит к 
детерминистичному определению «истинного» дав-
ления начала пескопроявления.

Тем не менее, необходимо понимать, что и упру-
го-прочностные свойства, и горизонтальные напря-
жения восстанавливаются по геофизическим дан-
ным с широким диапазоном неопределенности.

В рамках данного исследования предлагается 
учесть эту неопределенность с помощью моделиро-
вания методом Монте-Карло. Для этого использует-
ся следующий алгоритм.

Построение слоистой модели начинается с вы-
деления геомеханических фаций и осреднения про-
филей упругих модулей в каждой из них. Задача вы-
деления фаций требует отдельного рассмотрения и 
выходит за рамки данной работы. Внутри каждого 
слоя, даже среди пород, отнесенных к одной и той 
же геомеханической фации, возможен существен-
ный разброс значений модуля Юнга E и коэффици-
ента Пуассона ν (или компонент тензора упругих 
модулей при рассмотрении анизотропных сред). Для 
учета этого разброса предлагается построить частот-
ное распределение каждого параметра, входящего в 
геомеханическую модель, для каждого выделенного 
слоя. Частотное распределение может быть исполь-
зовано для определения его моментов или квантилей 
и реконструкции функции плотности вероятности, 
которая может быть задана аналитически при вы-
боре семейства распределений, достаточно гибко-
го для описания геофизических данных. В рамках 
данного исследования предлагается использовать 
распределения семейства Пирсона, аналитическая 
форма которых единственным образом определяется 

из моментов, что достаточно эффективно применя-
ется при геомеханическом моделировании (Дубиня 
и др., 2024). В рамках данного исследования распре-
деления параметров, характеризующих упругие и 
прочностные свойства пород – модуль Юнга E, ко-
эффициент Пуассона ν, угол внутреннего трения φ 
и прочность на одноосное сжатие UCS, – строились 
на основании данных ГИС (осредненных профилей 
данных параметров с некоторым шагом в метрах), 
а также результатов лабораторных тестов на керно-
вом материале. Пример полученной таким образом 
функции плотности распределения для статического 
модуля Юнга fE приведен ниже.

Аналогичные функции распределения были полу-
чены в результате множественного решения задачи 
поиска оптимальной пары независимых минималь-
ного и максимального горизонтальных напряжений 
по реальным данным методом Монте-Карло. В рам-
ках решения такой обратной задачи использовались 
реальные сглаженные профили параметров пород, 
полученные из данных ГИС. Пример функций плот-
ности распределения минимального f(σh) и макси-
мального f(σh) горизонтальных напряжений приве-
ден ниже:

Рассматривался вклад неопределенности каждого 
параметра, характеризующего горную среду – моду-
ля Юнга, коэффициента Пуассона, угла внутреннего 
трения и прочности на одноосное сжатие, а также 
величин горизонтальных напряжений – в неодно-
значность решения задачи геомеханики. Для этого 
проводилось поочередное варьирование каждого из 
перечисленных параметров. То есть профиль иссле-
дуемого параметра X случайным образом выбирался 
из распределения, полученного ранее (рис. 1 или рис. 
2), профили остальных параметров фиксировались. 
Величина разброса исследуемого параметра искус-
ственно изменялась путем домножения дисперсии 

Рис. 1. Функция распределения и плотности вероятности для 
статического модуля Юнга
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полученных ранее функций плотности распределе-
ния f(X) на специально введенный коэффициент Ddw, 
который принимает следующие значения: 0.2, 0.3, 
0.4, 0.5, 0.6, 0.7, 0.8, 0.9, 1.0, и последующего при-
бавления некоторого значения, выбираемого таким 
образом, чтобы положение максимума плотности 
вероятности сохранялось. Для каждого значения ко-
эффициента Ddw была сформирована тысяча вариа-
тивных профилей каждого исследуемого параметра. 

Далее решалась задача оптимизации по поиску 
такой оптимальной пары независимых значений го-
ризонтальных напряжений, при которой минимальна 
разница между расчетными значениями пластовых 
напряжений и их косвенными оценками по геофизи-
ческим данным – на основании давления закрытия 
трещин мини-ГРП на глубине их проведения. Для 
известного набора профилей прочностных свойств 
пород, а также вычисленных профилей вертикально-
го, минимального и максимального горизонтальных 
напряжений давление начала пескопроявления опре-
делялось по простому выражению, применимому 
для случая вертикальной скважины в среде, разру-
шение которой подчиняется линейному закону Куло-
на-Мора:

где Pwell – давление на скважине, которое при за-
данном пластовом давлении приводит к началу вы-
носа песка; P0 – поровое давление. Отметим, что и 
другие, более сложные модели расчета давления 
начала пескопроявления могут быть проанализи-
рованы с помощью аналогичного метода. При их 
использовании может увеличиться количество ва-
рьируемых параметров, однако методология иссле-
дования влияния неопределенности исходных дан-

ных на точность прогноза не изменится.
При использовании интегрального анализа инте-

рес в большей степени представляет не распределе-
ние давлений по слоям, а минимальная депрессия, 
при которой вынос песка начнется на хотя бы одной 
глубине в рассматриваемом интервале. Из-за этого 
весь рассматриваемый интервал глубин характери-
зуется для каждой реализации одним значением дав-
ления, соответствующим минимальной депрессии 
по всем слоям. Выполнение множественного моде-
лирования методом Монте-Карло позволяет опреде-
лить частотное распределение уже давления начала 
выноса песка. В результате повторного анализа по-
лученного распределения рассчитывается функция 
плотности вероятности, показывающая, в какой 
доли реализаций Монте-Карло при каждом давлении 
на скважине начинался вынос песка. 

Такая функция плотности вероятности, выра-
женная аналитически или через квантили для рас-
сматриваемого интервала глубин, может быть далее 
использована для объективного учета неоднозначно-
сти построения геомеханической модели при опре-
делении оптимального режима работы скважины, не 
допускающего вынос песка, или допускающего его 
при заданном уровне допустимой вероятности.

Результаты и обсуждение
Описанный алгоритм был применен для постро-

ения функции плотности вероятности для давления 
начала выноса песка на интервале глубин 2700–
3000 м для условий, отражающих реальные условия 
залегания углеводородов на одном из месторожде-
ний Российской Федерации. Было подтверждено, 
что полученное распределение этого давления по 
множеству реализаций Монте-Карло также может 
быть описано с помощью распределений из семей-
ства Пирсона. Помимо самой функции распределе-
ния, характеризующей весь интервал, были опреде-

Рис. 2. Функции распределения и плотности вероятности для минимального (слева) и максимального (справа) горизонтальных напряжений

( ) 0
1 sin 3 ,

2well H hP UCS P− ϕ
= σ −σ − +
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лены значения давления, при которых в каждом слое 
вынос песка начинается с вероятностью 25, 50 и 75% 
(рис. 3). Полученные значения в целом согласованы 
с условиями пескопроявления на аналогичных объ-
ектах на качественном уровне.

В качестве отдельной задачи была рассмотрена 
чувствительность результатов прогноза давления 
начала выноса песка к погрешности в каждом из ис-
ходных параметров. Результаты такого анализа мож-
но представить на графиках зависимости итоговой 

дисперсии функции плотности распределения дав-
ления начала пескопроявления от дисперсии функ-
ции плотности распределения отдельно взятого па-
раметра модели для разных коэффициентов Ddw. 

Результаты, представленные на рисунке 4, по-
зволяют говорить о том, каким образом каждый из 
рассматриваемых параметров влияет на результаты 
прогноза давления пескопроявления по отдельности. 
Параметрами, чувствительность к которым наиболее 
выражена, оказались максимальное горизонтальное 
напряжение и упругие модули (чувствительность к 
коэффициенту Пуассона несколько выше, чем к мо-
дулю Юнга). Тем не менее, нельзя исключать изме-
нение результатов прогноза величины минимального 
давления пескопроявления при совместном анализе 
различных параметров. Данный вопрос требует от-
дельного дальнейшего исследования.

Выводы
Решение задач геомеханики в приложениях к 

вопросам оптимизации освоения месторождений 
углеводородов выполняется поэтапно, при этом на 
каждом следующем этапе накапливаются погрешно-
сти как физического, так и вычислительного харак-
тера. При этом исходные данные – сведения о меха-
нических свойствах пород, слагающих коллекторы 
углеводородов, и их напряженно-деформированном 
состоянии – изначально характеризуются значитель-
ными неоднозначностями. Это обусловлено огра-
ниченностью существующих на сегодняшний день 
прямых и косвенных геофизических методов изуче-
ния пород, залегающих на больших глубинах. 

Рис. 3. Пример профилей давления начала пескопроявления. Желтая 
кривая соответствует 25-му процентилю, красная – 50-му 

процентилю, а синяя – 75-му процентилю

Рис. 4. Зависимость дисперсии минимального давления начала 
пескопроявления от дисперсии модуля Юнга, коэффициента 

Пуассона, прочности на одноосное сжатие, угла внутреннего трения, 
минимального и максимального горизонтальных напряжений
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Представленный в работе алгоритм позволяет 
оценить реальную роль неоднозначности механиче-
ских свойств и напряженного состояния пород око-
лоскважинной зоны при решении задач геомеханики 
месторождений на примере определения условий 
пескопроявления. Решения по выбору режима рабо-
ты скважин следует принимать с учетом этой нео-
пределенности, что позволит снизить экономиче-
ские риски разработки месторождений нефти и газа.

Можно рекомендовать внедрение аналогичных 
подходов с численным анализом неопределенности 
исходных геофизических данных и в другие подхо-
ды к решению прикладных задач геомеханики ме-
сторождений углеводородов.
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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 6224.057.9

Введение
Согласно энергетической стратегии Российской 

Федерации на период до 2050 года одной из основ-
ных целей развития энергетики является обеспече-
ние энергетической безопасности, технологического 
суверенитета и конкурентоспособности отраслей то-
пливно-энергетического комплекса. Также ставится 
вопрос об острой необходимости опережающего соз-
дания и оперативного внедрения передовых россий-
ских технологий добычи углеводородного сырья. На 
сегодняшний день одним из векторов рационального 
использования нефтегазовых месторождений явля-
ется строительство наклонно-направленных сква-
жин, в том числе с горизонтальным окончанием ство-
ла. Активное развитие этого направления в России 

связано с разработкой длительно эксплуатируемых 
месторождений, имеющих послойную и зональную 
неоднородность, для которых наиболее эффективная 
выработка запасов нефти возможна только путем 
строительства горизонтальных скважин. Результаты 
эксплуатации однозначно показали эффективность 
бурения таких скважин благодаря кратному повыше-
нию производительности. Строительство нефтяных 
скважин сопряжено со значительными трудностями, 
такими как затяжки, прихваты и другие осложнения, 
вызванные скоплением шлама, поэтому качествен-
ная очистка ствола является приоритетной задачей 
при бурении.

В ранее проведенных исследованиях по очистке 
ствола скважины (Акбулатов и др., 2005; Балаба В. И. 

Моделирование центратора-турбулизатора

Д.Р. Набиуллин, А.А. Дьяконов, Л.Б. Хузина
Альметьевский государственный технологический университет 

«Высшая школа нефти», Альметьевск, Россия

В работе представлены результаты моделирования центратора-турбулизатора, разработанного на Кафедре бурения не-
фтяных и газовых скважин Альметьевского государственного технологического университета. Разработка устройства была 
направлена на решение одной из ключевых проблем строительства нефтяных и газовых скважин с наклонно-направленными 
и горизонтальными участками – сокращение непроизводительного времени, связанного с ликвидацией осложнений и аварий 
в процессе бурения.

В ходе проектирования центратора было выполнено моделирование течения промывочной жидкости для девяти наиболее 
распространённых профилей устройства. По результатам исследований установлено, что максимальная скорость потока до-
стигается в центральной части центратора. Применение моделирования позволяет заранее определять необходимые конструк-
тивные и гидродинамические характеристики устройства, что способствует снижению материальных затрат на разработку и 
создание прототипов.

Разработанный центратор-турбулизатор формирует интенсивный турбулентный поток промывочной жидкости с высокой 
частотой и амплитудой локальных пульсаций скорости. Такой режим течения препятствует оседанию шлама на стенках сква-
жины и, как следствие, снижает вероятность механических прихватов. Уменьшение числа подобных осложнений позволяет 
сократить непроизводительное время при строительстве скважин и повысить экономическую эффективность нефтесервисных 
компаний.

Ключевые слова: бурение скважины, центратор-турбулизатор, турбулентный поток, очистка скважины.
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Modeling of а centralizer-turbulator

D.R. Nabiullin, A.A. Dyakonov, L.B.Khuzina
Almetyevsk State Technological University «Petroleum higher school» 

Almetyevsk, Russian Federation

This paper presents the results of modeling a centralizer-turbulator developed at the Department of oil and gas well drilling at 
Almetyevsk state technological university. The device was developed to address one of the key challenges in the construction of oil 
and gas wells with deviated and horizontal sections: reducing non-productive time associated with the elimination of complications 
and accidents during drilling.

During the centralizer design, drilling fluid flow modeling was performed for nine of the most common device profiles. The 
study revealed that the maximum flow velocity is achieved in the centralizer’s central section. The use of modeling allows for the 
pre-determination of the necessary design and hydrodynamic characteristics of the device, which helps reduce development and 
prototyping costs.

The developed centralizer-turbulator generates an intense turbulent drilling fluid flow with high frequency and amplitude of local 
velocity pulsations. This flow regime prevents cuttings from settling on the wellbore walls and, consequently, reduces the likelihood of 
mechanical sticking. Reducing the number of such complications allows for a reduction in non-productive time during well construction 
and increases the economic efficiency of oilfield service companies.

Keywords: well drilling, centralizer-turbulator, turbulent flow, well cleaning.
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и др., 2015, Добик Ю.А., 2017) выявлено, что сни-
жение показателей работы долота с ростом глубины 
скважины связано с ухудшением условий очистки 
от выбуренной породы. В этом случае необходимо, 
чтобы промывка забоя скважины была совершен-
ной, под которой понимается беспрепятственное 
удаление шлама из призабойной зоны. Качественная 
очистка ствола скважины является одним из основ-
ных факторов успешного строительства наклонно 
направленных скважин.

Проведённые ранее исследования позволяют 
сделать вывод, что одним из показателей высокого 
качества очистки скважины от шлама является на-
личие турбулентного потока в затрубном простран-
стве. Российскими исследователями, а также компа-
ниями разрабатывается множество разнообразных 
устройств (Хохлов А.Л. и др., 2017), которые могут 
создать турбулентный поток жидкости. Однако при 
всем разнообразии конструкций и различной эффек-
тивности существующих технических решений для 
улучшения очистки ствола скважины на сегодняш-
ний день не существует универсального решения 
данной проблемы и необходимы дальнейшие иссле-
дования.

Материалы и методы
На кафедре БНГС АГТУ ВШН разработано техни-

ческое решение проблемы выноса шлама с наклон-
но-направленных и горизонтальных участков ство-
ла скважины в виде запатентованного (Набиуллин 
Д.Р. и др., 2022) центратора-турбулизатора (рис. 1), 
состоящего из полого корпуса в виде двух втулок, 
расположенных последовательно друг за другом 
и имеющих разнонаправленные лопасти. Верхняя 
втулка (2) может вращаться относительно нижней 
(1), которая крепится (5) неподвижно на бурильную 
колонну (4). Буровой раствор, проходя через ниж-
нюю втулку, меняет направление вправо и поступает 
на верхнюю втулку, в которой меняет направление 
влево, что приводит к турбулизации восходящего по-

тока, вследствие чего частицы шлама, находящиеся 
в потоке, интенсивно перемешиваются, что обеспе-
чивает предотвращение возникновения зон скопле-
ний шлама.

В рамках данной работы рассмотрен набор типо-
вых геометрических профилей центраторов с пози-
ций степени выраженности турбулентного потока 
промывочной жидкости. На первом этапе исследова-
ний были проведены работы по созданию геометри-
ческих образов центратора – упрощенных моделей 
для теоретического анализа и детальные твердотель-
ные модели, созданные с использованием систем ав-
томатизированного проектирования, а также с уче-
том ранее проведенных исследований в РГУ нефти 
и газа им. И.М. Губкина (Gelfgat, Y.A. и др., 2003). 
Создан набор профилей лопастей вращающегося ко-
леса. В него входит 9 различных видов, соответству-
ющих отдельно принятым в индустрии стандартам, 
а также их модифицированным версиям. Схема с 
профилями показана на рисунке 2. В данном наборе 
представлено 5 типов зубьев с различными профиля-
ми: шевронный, с переменной толщиной (1, 2), пери-
одический (3, 6), дуговой профиль (4, 5), косозубый 
(7, 8), а также профиль с прямым зубом (9).

 

Сравнительный анализ результатов, полученных 
теоретическим методом для центраторов различной 
геометрии, позволил выделить профили, соответ-
ствующие максимальным значениям средней скоро-
сти потока жидкости до 5 м3/c и числа Рейнольдса до 
25 тыс. Обоснована наибольшая турбулизирующая 
способность центратора с профилем 8 на качествен-
ном уровне исходя из пика нормированного числа 
Рейнольдса (рис. 2).

Результаты
Изменение направления потока существенно по-

вышает турбулизирующую способность предложен-
ного центратора-турбулизатора для бурильных труб 
за счёт увеличения локального числа Рейнольдса в 
области низкой турбулентности потока от 1200 до 
5000 между частями центратора и повышения мак-
симальной энергии турбулентного потока почти на 
два порядка – с 5∙10–3 м2/с2 до 2∙10–1 м2/с2 (рис. 4).Рис. 1. Общий вид центратора-турбулизатора

Рис. 2. Варианты профилей для центратора-турбулизатора
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Подтверждена согласованность теоретических и 
численных сравнительных оценок турбулизирующей 
способности центраторов различных геометрий (На-
биуллин Д.Р. и др., 2024). Определена зависимость 
числа Рейнольдса, амплитуды потока, амплитуда и 
частота пульсаций скорости как функция геометрии 
центратора и расхода промывочной жидкости.

Согласно теоретическим построениям:
1.	 Турбулизирующая способность технологии 

гидромеханической очистки от шлама на-
клонно-направленных участков скважины 
центратором-турбулизатором для бурильных 
труб с вращающимся элементом максималь-
на для центраторов с профилями 1, 2, 7, 8. 
Профиль 8 значимым образом выделяется в 
индикаторе в зависимости амплитуды турбу-
лентного потока от расхода жидкости (рис. 3).

2.	 Теоретические построения позволяют оце-
нить и обосновать высокую турбулизирую-
щую способность центратора с профилем 8.

3.	 Разработана технология гидромеханической 
очистки от шлама наклонно-направленных 
участков скважины, основанная на создании 
турбулентности потока бурового раствора за 
счет использования центратора-турбулизато-
ра с углом между лопастями подвижного эле-
мента и направлением потока промывочной 
жидкости (β = 30°) при количестве лопастей 
N = 12, который является оптимальным при 
расходе промывочной жидкости до 0,03 м3/с, 
что способствует повышению надежности и 
эффективности процесса бурения.

Выводы
Технология основана на создании развитого тур-

булентного потока жидкости разработанным и за-
патентованным центратором-турбулизатором для 
бурильных труб с вращающимся элементом, предот-
вращающим скопление шлама на наклонно-направ-
ленных участках скважины.

Перспективы дальнейшего развития темы в обла-
сти улучшения качества очистки наклонно-направ-
ленных и горизонтальных участков профиля сква-
жины от выбуренной горной породы заключаются 
в разработке цифрового двойника КНБК, в составе 
которого находится центратор-турбулизатор для бу-
рильных труб с вращающимся элементом, а также 
в изучении ранее не рассмотренных гидродинами-
ческих эффектов, позволяющих повысить качество 
проводимых исследований.
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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 622.276
О применимости технологии управляемого радиального вскрытия платста

Л.И. Гарипова1, Д.Р. Хаярова1, А.И. Гайфуллин2, И.Р. Камалов1
1Альметьевский государственный технологический университет «Высшая школа нефти», Альметьевск, Россия

2«ТатНИПИнефть» ПАО «Татнефть» им. В.Д. Шашина, Альметьевск, Россия

В работе проведена оценка зависимости скин-фактора от различных параметров каналов при применении управляемого 
радиального вскрытия пласта с учетом известного опыта оптимизации технологических параметров обработки призабойной 
зоны скважин на основе динамики изменения параметров скин-фактора. В качестве переменных параметров были рассмотре-
ны: длина каналов, диаметр каналов, исходный коэффициент проницаемости продуктивного пласта и расположение каналов 
относительно кровли пласта. По результатам гидродинамического моделирования отмечено, что диаметр канала напрямую 
влияет на скин-фактор, но для рассматриваемых вариантов значения скин-фактора находятся в узких пределах. При этом ка-
ждое последующее увеличение диаметра скважины даёт более слабый эффект по уменьшению скин-фактора. Определено, что 
технология управляемого радиального вскрытия пласта даёт выраженный эффект для коллекторов с величиной коэффициента 
проницаемости до 100 мД, для коллекторов с коэффициентами проницаемости в пределах 100-200 мД имеет незначительный 
эффект. Положение каналов в пласте следует выбирать в зависимости от геолого-технических особенностей прискважинной 
зоны, так как изменение скин-фактора незначительно. Показано, что базовая модель каналов при управляемом радиальном 
вскрытии пласта является оптимальным вариантом реализации.

Ключевые слова: управляемое радиальное вскрытие пласта, численное моделирование, скин-фактор, радиальные кана-
лы, гидродинамическая модель, проницаемость.
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Of the applicability of controlled radial reservoir penetration technology

L.I. Garipova1, D.R. Khayarova1, A.I. Gayfullin2, I.R.Kamalov1 
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This paper evaluates the dependence of the skin factor on various channel parameters in the application of controlled radial 
reservoir penetration, taking into account the available experience in optimizing wellbore treatment parameters based on the dynamics 
of changes in skin-factor values. The following variable parameters were considered: channel length, channel diameter, initial 
permeability of the producing formation, and the position of the channels relative to the top of the formation.

According to the results of hydrodynamic simulation, it was found that channel diameter directly affects the skin factor; however, 
for the cases considered, the skin factor values remain within a narrow range. At the same time, each subsequent increase in wellbore 
diameter produces a weaker effect in reducing the skin factor.

It has been determined that the technology of controlled radial reservoir stimulation yields a pronounced effect for reservoirs 
with permeability values up to 100 mD, while for reservoirs with permeability in the range of 100–200 mD, the effect is minimal. 
The placement of channels in the reservoir should be determined based on the geological and technical characteristics of the wellbore 
zone, as the change in the skin factor is negligible. It has been shown that the base channel model in controlled radial reservoir 
stimulation represents the optimal implementation option.
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Введение 
В условиях сложного геологического строения, 

включающего близлежащие водонасыщенные пла-
сты, высокую расчленённость и небольшую толщи-
ну пласта, традиционные методы ОПЗ оказываются 
малоэффективными, а использование гидроразры-
ва пласта может вызвать прорыв и увеличение об-
водненности (Акимов О.В. и др., 2024; Зиятдинов 
И.Г., 2024). Проблема выработки остаточных запа-
сов нефти актуальна для месторождений с карбонат-
ными трещиноватыми коллекторами, где реализация 
системы ППД носит зачастую точечный характер, а 
фильтрация из матричной части пород практически 
отсутствует (Акимов О.В. и др.,2024).

В таких условиях требуется использование эф-
фективных технологий, в частности управляемого 
радиального вскрытия пласта. Данный метод за-
ключается в бурении одного, двух и более каналов 
длиной до 14 м в ранее пробуренных скважинах. 
При этом интенсивность набора угла достигает 8 
градус/м, возможно бурение до четырех каналов из 
одной точки при неограниченном числе таких точек. 
Все работы выполняются с привлечением подъем-
ного агрегата для текущего капитального ремонта 
скважин на стандартных НКТ, без использования 
гибких НКТ. Пробуренные каналы могут быть обса-
жены фильтрами, что обеспечивает их устойчивость. 
Также в них могут проводиться геофизические ис-
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следования на удалении от основного ствола и соля-
но-кислотная обработка (Соловьев И.Б. и др., 2008).

Известен способ интенсификации притока нефти 
в скважины, эксплуатирующие карбонатные коллек-
торы, которые характеризуются наличием газовой 
шапки или близлежащих водоносных прослоев. 
Данный способ основан на комбинировании механи-
ческого (радиального бурения с использованием тех-
нической системы) и химического (кислотной обра-
ботки каналов) методов воздействия на призабойную 
зону пласта (ПЗП). Техническая система предусма-
тривает применение технологии радиального меха-
нического бурения с использованием специального 
малогабаритного винтового забойного двигателя. 
Основным преимуществом данной технологии по 
сравнению со стандартными методами вторичного 
вскрытия ПЗП является возможность избирательно-
го воздействия на пласт благодаря прогнозируемой 
траектории канала и многократной доставке в канал 
реагентов и инструментальных компоновок (Сухода-
нова С.С. и др., 2022).

Учитывая опыт оптимизации технологических 
параметров ОПЗ на основе динамики изменения 
параметров скин-фактора (Шайдуллин В.А. и др., 
2022), в данной работе рассмотрены зависимости 
скин-фактора скважины от длины канала, диаметра 
канала, положения канала в пласте и исходной про-
ницаемости пласта с применением гидродинамиче-
ского моделирования.

Сетка геологической модели имеет размеры 163 
на 163 блока в горизонтальной плоскости и 20 бло-
ков в вертикальной. Глубина верхнего слоя состав-
ляет 1000 м.

Для более детального моделирования призабой-
ной зоны скважины применена квазиравномерная 
сетка. Скважина расположена в центре модели, экс-
плуатируется при постоянном забойном давлении 
8,46 МПа. Начальное пластовое давление 11,0 МПа.

В качестве базовой модели принята скважина с 
двумя каналами длиной по 14 м (удаление от сква-
жины 9 м), диаметр каналов 0,07 м, проницаемость 
пласта 50 мД, каналы расположены в верхней части 
пласта. 

Проведён анализ влияния изменения длины ради-
ального канала на скин-фактор (табл. 1, рис. 1). Зна-
чения длин каналов приняты равными 2 м (удаление 
от скважины 0,8 м), 5,5 м (удаление от скважины 
2,8 м), 9,4 м (удаление от скважины 5,5 м), 26,1 м 
(удаление от скважины 15 м).

Таблица 1 – Исходные данные для определения 
скин-фактора в зависимости от длины канала

Варианты 1 2 3 4 5 6

Длина 
канала, м

Без 
каналов 2,06 5,53 9,42 14 26,12

Удаление от 
скважины, м - 0,8 2,8 5,47 9,01 15

Давление на 
контуре, бар 106,09 106,03 105,86 105,60 105,27 104,51

Забойное 
давление, 
бар

84,61 84,61 84,61 84,61 84,61 84,61

Дебит 
скважины, 
м3/сут

5,24 5,31 5,53 5,86 6,28 7,23

Скин-фактор 0,00 -0,12 -0,49 -0,99 -1,56 -2,58

Отмечается, что варианты 5, 6 являются наиболее 
оптимальными по величине скин-фактора.

Рассмотрена зависимость скин-фактора от диаме-
тра канала. Отличные от базовой модели диаметры 
каналов: 0,05 м; 0,1 м; 0,15 м; 0,2 м.

 
Таблица 2 – Исходные данные для определе-

ния скин-фактора в зависимости от диаметра кана-
ла	

Варианты 1 2 3 4 5 6

Диаметр каналов, м Без 
каналов 0,05 0,07 0,10 0,15 0,20

Давление на конту-
ре, бар 106,09 105,32 105,27 105,21 105,12 105,05

Забойное давление, 
бар 84,61 84,61 84,61 84,61 84,61 84,61

Дебит скважины, 
м3/сут 5,24 6,22 6,28 6,36 6,47 6,56

Скин-фактор 0 -1,48 -1,56 -1,65 -1,78 -1,88

По результатам можно отметить, что диаметр ка-
нала напрямую влияет на скин-фактор, но для рас-
сматриваемых вариантов значения скин-фактора 
находятся в узких пределах. При этом каждое после-
дующее увеличение диаметра скважины даёт мень-
ший эффект по уменьшению скин-фактора. 

Определена зависимость скин-фактора от изна-
чальной проницаемости пласта. Для базовой модели 
принята величина проницаемости 50 мД, для анализи-
руемых вариантов: 30 мД, 70 мД, 100 мД, 200 мД, 500 мД. Рис. 1. Зависимость скин-фактора от длины канала
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Таблица 3 – Исходные данные для определе-
ния скин-фактора в зависимости от проницаемости 
пласта

Варианты 1 2 3 4 5 6

Проницаемость 
пласта, мД 30 50 70 100 200 500

Давление на конту-
ре, бар 105,93 105,27 104,85 104,41 103,62 102,65

Забойное давление, 
бар 84,61 84,61 84,61 84,61 84,61 84,61

Дебит скважины, 
м3/сут 3,90 6,28 8,61 12,04 23,09 54,79

Скин-фактор 2,62 -1,56 -3,35 -4,70 -6,27 -7,22

Определено, что технология управляемого ради-
ального вскрытия пласта даёт выраженный эффект 
для коллекторов с величиной коэффициента прони-
цаемости до 100 мД, для коллекторов с проницаемо-
стью до 200 мД имеет незначительный эффект.

Отмечается (табл. 4, рис. 4), что смещение кана-
лов в нижнюю часть пласта на 10 м не даёт значи-
тельного эффекта по скин-фактору. 

Таким образом, выбор расположения каналов 

следует проводить в зависимости от геологических 
особенностей пласта.

Таблица 4 – Исходные данные для определения 
скин-фактора в зависимости от смещения вниз от 
кровли пласта

Варианты 1 2 3 4 5

Смещение от кровли пласта, м 0 м 2,66 м 5,34 м 8,01 м 10,68 м

Давление на контуре, бар 105,27 105,28 105,26 105,24 105,22

Забойное давление, бар 84,61 84,61 84,61 84,61 84,61

Дебит скважины, м3/сут 6,28 6,30 6,32 6,34 6,37

Скин-фактор -1,56 -1,57 -1,59 -1,62 -1,66

Выводы 
Таким образом, базовая модель каналов при 

управляемом радиальном бурении является наибо-
лее оптимальным вариантом исполнения. Длина 
канала более 14 м даёт менее выраженный эффект 
относительно каналов меньшей длины. Использова-
ние больших диаметров каналов ограничит приме-
нимость технологии при незначительном измене-
нии скин-фактора. Наиболее применима технология 
управляемого радиального вскрытия пласта для кол-
лекторов проницаемостью менее 100 мД. Положение 
каналов в пласте следует выбирать в зависимости от 
геолого-технических особенностей прискважинной 
зоны, так как изменение скин-фактора незначитель-
но.
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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 622.276

Комплексный анализ изменения исходного состава битумоида  
при применении тепловых методов воздействия

Д.И Ганиев1, И.Ф. Гареев1, В.Д Стороженко2, В.Н Лебедев2
1Альметьевский государственный технологический университет «Высшая школа нефти», Альметьевск, Россия

2«ТатНИПИнефть» ПАО «Татнефть» им. В.Д. Шашина, Альметьевск, Россия

В работе представлены результаты комплексного исследования изменения состава остаточного битумоида в керне после 
различных режимов теплового воздействия. В качестве объектов исследования использовались нефтенасыщенные образцы 
керна, подвергнутые воздействию горячей воды, пара, перегретого пара, а также режимам с увеличенным объемом закачки те-
плоносителя. Для оценки изменений органического вещества применялся комплекс методов, включающий пиролиз, SARA-а-
нализ и хромато-масс-спектрометрию. Установлено, что все исследованные режимы воздействия приводят к снижению общего 
содержания углеводородов в керне, однако состав остаточного битумоида изменяется по-разному в зависимости от исходных 
свойств нефти. Показано, что для объектов с более легким и менее преобразованным исходным составом основным процес-
сом является селективный вынос легких и среднемолекулярных компонентов, в результате чего остаточная нефть становится 
более тяжелой и обогащается смолисто-асфальтеновыми соединениями. Для объектов с более высокомолекулярным или био-
деградированным составом изменения выражены значительно слабее даже при высокоэнергетических режимах воздействия. 
Комплексная интерпретация результатов пиролиза, SARA-анализа и хромато-масс-спектрометрии показала, что одинаковые 
режимы теплового воздействия могут приводить к формированию принципиально различного состава остаточного битумо-
ида. Полученные результаты свидетельствуют о необходимости учета исходного молекулярно-группового состава нефти при 
выборе режимов теплового воздействия и прогнозировании свойств остаточной нефти после термической обработки пласта.
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Введение
Трудноизвлекаемые запасы нефти сегодня играют 

все более важную роль в сырьевой базе России, по-
скольку именно они во многом определяют перспек-
тивы поддержания и наращивания уровней добычи в 
условиях истощения традиционных месторождений. 
Анализ состояния таких запасов требует учета не 
только их ресурсного потенциала, но и региональной 
структуры, степени изученности, экономических ус-

ловий освоения и эффективности геологоразведоч-
ных работ. (Прищепа, 2019, Мишенин, 2021, Сажин 
и др., 2008).

На этом фоне особое значение приобретает ком-
плексный подход к изучению трудноизвлекаемых 
запасов, включающий анализ сырьевой базы, тех-
нологических возможностей и экономической целе-
сообразности разработки. Такой подход позволяет 
не только оценить текущее состояние отрасли, но и 
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определить наиболее перспективные направления 
дальнейшего освоения ресурсов (Филимонова и др., 
2020). Данное исследование по сравнению с класси-
ческими способами оценки эффективности методов 
по объему добытой нефти направлено на выявле-
ние отличительных особенностей углеводородных 
соединений и изменений химических свойств до и 
после воздействия в условиях тепловых методов до-
бычи.

Материалы и методы
Для изучения влияния паротеплового воздей-

ствия на исходный битумоид была проведена серия 
фильтрационных экспериментов на линейной моде-
ли пласта. В качестве объекта исследования выбран 
нефтенасыщенный керн с различным исходным 
углеводородным составом. Чтобы все эксперименты 
были сопоставимы, исходный керн дезинтегрирова-
ли и гомогенизировали. Из полученной однородной 
массы формировали все модели пласта, что гаран-
тировало одинаковую начальную насыщенность во 
всей серии опытов. Режимы экспериментов подби-
рали так, чтобы охватить наиболее характерные для 
промысловой практики условия: закачку горячей 
воды, насыщенного и перегретого пара, а также ва-
рианты с увеличенным объемом закачки. 

Для комплексной оценки изменения свойств би-
тумоида до и после воздействия был применен ряд 
методов, включающий пиролиз кернового материала 
до и после воздействия на пиролитическом анализа-
торе HAWK v.2, экстрагирование кернового матери-
ала и последующий анализ методом SARA и хрома-
то-масс-спектрометрии. 

Для экспресс-оценки состава термических групп 
углеводородов использовалась методика HAWK-
PAM (Petroleum Assessment Method – метод оценки 
насыщенности резервуара-коллектора), основанная 
на ступенчатом термическом разделении углеводо-
родов с помощью программируемого пиролиза. При 
последовательном повышении температуры фрак-
ции углеводородов десорбируются и испаряются в 
порядке возрастания молекулярной массы и темпе-
ратуры кипения. На ступени Oil1 физически десор-
бируются легколетучие углеводороды; на ступени 
Oil2 удаляются более прочно удерживаемые легкие 
алканы, циклоалканы и низкокипящие ароматиче-
ские соединения; ступень Oil3 обеспечивает испа-
рение более тяжелых компонентов нефти с ограни-
ченной подвижностью; на ступени Oil4 испаряются 
высококипящие тяжелые компоненты с возможной 
деструкцией асфальтенов; на завершающей ступени 
K-1 вызывает термическое разрушение остаточных 
термостойких углеводородов с расщеплением длин-
ных цепей и генерацией углеводородных фрагмен-
тов и газа (Maende et al., 2023, Maende et al., 2017).

Осуществлялась экстракция образцов керна до и 

после проведения экспериментов и разделение экс-
трактов на компоненты с помощью SARA-анализа. 
Данный метод основан на разделении нефти или 
экстрактов породы на четыре аналитические группы 
соединений: насыщенные углеводороды, аромати-
ческие соединения, смолы и асфальтены (saturates, 
aromatics, resins, asphaltenes – SARA) (Сафина и др., 
2014).

Определение компонентного состава экстрактов 
проводилось методом газовой хромато-масс-спек-
трометрии на хромато-масс-спектрометре Agilent 
7820A с масс-селективным детектором Agilent 
5977B. Анализ выполнялся с использованием ка-
пиллярной колонки HP-5MS в режиме программи-
руемого нагрева термостата. Метод применялся для 
оценки распределения углеводородных компонен-
тов различной молекулярной массы. Полученные 
данные использовались для сопоставления состава 
подвижной и сорбированной нефти, оценки степени 
термического преобразования и выявления процес-
сов перераспределения компонентов в породе (Сит-
дикова и др., 2024, Герасимова и др., 2023, Чемода-
нов и др., 2017).

Результаты
По результатам пиролитических исследований и 

SARA-анализа исходные образцы керна всех иссле-
дуемых объектов характеризуются в целом сходным 
высокомолекулярным составом битумоидов с отно-
сительно небольшими различиями. 

Согласно результатам пиролиза (рис. 1а) в ис-
ходном образце всех объектов преобладают высоко-
температурные фракции. Преобладающей является 
фракция Oil4, соответствующая высококипящим 
компонентам с минимальной подвижностью. Ее 
доля варьируется от 49,21 до 63,59 мг УВ/г породы, 
что типично для тяжелых и деградированных не-
фтей. Фракции Oil3 также существенно представле-
ны и варьируются от 13,53 до 19,27 мг УВ/г породы, 
указывая на наличие менее подвижной, но потенци-
ально извлекаемой нефти. Основной вклад в легкие 
фракции вносит Oil2, содержание которой колеблет-
ся от 1,11 до 2,52 мг УВ/г породы. Это соответствует 
умеренно подвижным компонентам нефти. Низкое 
содержание легких фракций во всех образцах свиде-
тельствует о слабой естественной подвижности без 
внешнего воздействия и преобладании сорбирован-
ных высокомолекулярных компонентов. 

По результатам SARA-анализа (рис. 1б) во всех 
исследованных образцах до воздействия преобла-
дающей фракцией являются насыщенные углеводо-
роды, содержание которых варьируется от 31,85 до 
40,77 %. Доля ароматических углеводородов состав-
ляет от 24,32 до 31,14 %, смол от 21,02 до 24,50 %, 
асфальтенов от 13,23 до 18,70 %. На фоне осталь-
ных объектов выделяется объект № 3, в составе ко-
торого содержится больше асфальтеновой фракции 
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(22,39%) относительно других (в диапазоне от 13,23 
до 16,14%), что может свидетельствовать о более 
высокой степени термической устойчивости оста-
точного битумоида.

Основные различия в исходном составе неф-
ти объектов выявлены по результатам хрома-
то-масс-спектрометрии (рис. 1в). Распределение 
нормальных алканов в образце объекта № 1 характе-
ризуется выраженной деформацией профиля в обла-
сти C17–C20 при аномально высоком содержании C16. 
Подобное распределение может свидетельствовать 
о селективном преобразовании или удалении ча-
сти среднемолекулярных компонентов в результате 
процессов биодеградации, окисления либо предше-
ствующего термического воздействия. При этом вы-
сокомолекулярные компоненты в диапазоне C29–C32 
сохраняются в большей степени, формируя вторич-
ный подъем распределения. Для объектов № 2 и № 3 
наблюдается нормальное распределение алканов с 
максимумами в С18 и С21 соответственно, что ука-
зывает на относительно менее преобразованный ха-
рактер исходного углеводородного состава. Объект 
№ 4 характеризуется нетипичным «клиновидным» 
распределением нормальных алканов с максимумом 
в области C26 с небольшим подъемом в районе C18, 
что свидетельствует о повышенной доле высокомо-
лекулярных компонентов.

После теплового воздействия для объекта №1 
наблюдается планомерное снижение остаточного 

УВ в образце керна, что наглядно подтверждается 
результатами пиролиза (рис. 2а). По мере увеличе-
ния интенсивности воздействия («горячая вода»-
«пар»-«пар с увеличенным объемом»-«перегретый 
пар»-«перегретый пар с увеличенным объемом») 
фиксируется последовательное исчезновение фрак-
ций Oil1-Oil3, фракции Oil4 и К1 существенно сни-
жаются. Результаты хромато-масс-спектрометрии 
(рис.2в) демонстрируют постепенное снижение ло-
кального максимума в С16 относительно общего со-
держания, что свидетельствует о преимущественном 
выносе легких и среднемолекулярных компонентов. 
При этом выраженного смещения распределения в 
высокомолекулярную область не наблюдается, что 
указывает на отсутствие существенной термоде-
структивной перестройки остаточного битумоида. 
По результатам SARA-анализа наблюдается не-
большое снижение относительного содержания на-
сыщенной и ароматической фракции и увеличение 
смол и асфальтенов при применении наиболее ин-
тенсивных режимов воздействия (рис.2б). 

Для объекта №2 увеличение интенсивности те-
плового воздействия сопровождается более выра-
женным изменением молекулярно-группового со-
става остаточной нефти по сравнению с объектом 
№1. По данным хромато-масс-спектрометрии на-
блюдается перераспределение нормальных алканов 
в сторону более высокомолекулярных компонентов, 
что указывает на преимущественный вынос легких 

Рис. 1 – Геохимические параметры образцов до воздействия: а – пиролиз методом HAWK-PAM; б – групповой состав; с – компонентный состав

а б

в
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нефти после теплового воздействия. По результатам 
пиролиза отмечается исчезновение фракций Oil1-
Oil3, фракции Oil4 и К1 существенно снижаются 
(рис. 3).

Для объекта № 3 применение пара со стандарт-

фракций и относительное концентрирование тяже-
лой части битумоида. Также наблюдается уменьше-
ние доли насыщенной фракции и пропорциональ-
ное увеличение доли смолистых компонентов, что 
подтверждает тенденцию к утяжелению остаточной 

Рис. 2 – Изменение геохимических характеристик объекта №1: а – пиролиз методом HAWK-PAM; б – групповой состав; с – компонентный состав

Рис. 3 – Изменение геохимических характеристик объекта №2: а – пиролиз методом HAWK-PAM; б – групповой состав; с – компонентный состав

а

а

б

б

в
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ным и увеличенным по результатам пиролиза (Рис. 
4а) приводит к пропорциональному снижению пара-
метров Oil3-K1 при сравнительно малых изменени-
ях группового состава (Рис. 4б). Хромато-масс-спек-
трометрия (Рис. 4в) подтверждает полученные 
результаты: максимум распределения нормальных 
алканов сохраняется в области С22, как и в исходном 
керне. При использовании перегретого пара наблю-
дается резкое снижение фракции Oil3 практически 
до нуля, сопровождающееся уменьшением относи-
тельного содержания насыщенной фракции в пользу 
асфальтенов. На хроматограмме при этом формиру-
ется бимодальное распределение алканов с макси-
мумами на С18 и С32, что может свидетельствовать о 
развитии одновременно процессов выноса средних 
фракций и относительного накопления высокомоле-
кулярных компонентов.

Полученные результаты указывают на то, что 
для данного объекта стандартные режимы парового 
воздействия обеспечивают преимущественно мо-
билизацию подвижной части нефти, тогда как при-
менение перегретого пара приводит к вовлечению 
в процессы трансформации более тяжелых и ранее 
малоподвижных компонентов битумоида. 

В отличие от вышеописанных объектов, образцы 
объекта № 4 продемонстрировали высокую устойчи-
вость компонентного состава битумоида к различ-

ным видам паротеплового воздействия. Согласно 
результатам пиролиза наблюдается сохранение со-
отношения различных термических групп на уров-
не исходного образца при одновременном снижении 
общего содержания углеводородов после воздей-
ствия. Результаты SARA-анализа также свидетель-
ствуют о высокой стабильности группового состава 
нефти, тогда как распределение нормальных алканов 
практически не изменяется независимо от типа и ин-
тенсивности теплового воздействия. Полученные 
данные указывают на повышенную термическую 
устойчивость исходного органического вещества 
данного объекта. Вероятно, это связано с более вы-
сокомолекулярным и структурно конденсированным 
составом исходной нефти по сравнению с другими 
исследованными объектами, вследствие чего приме-
няемые режимы теплового воздействия оказываются 
недостаточными для существенной трансформации 
или мобилизации тяжелых компонентов битумоида.

Выводы
По результатам комплексных исследований уста-

новлено, что при всех исследованных режимах те-
плового воздействия происходит снижение общего 
содержания углеводородов в образцах керна, однако 
характер изменения состава остаточного битумои-
да различается в зависимости от исходных свойств 
нефти. Все исследованные объекты характеризуются 

Рис. 4 – Изменение геохимических характеристик объекта №3: а – пиролиз методом HAWK-PAM; б – групповой состав; с – компонентный состав
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рых требуется дальнейшее повышение энергии воз-
действия или применение дополнительных методов 
интенсификации. 
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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 622.276.42

Сравнительный анализ эффективности различных форм и технологий закачки CO2 
для геологического захоронения и повышения нефтеотдачи пластов

Ч.А. Гарифуллина1, Д.С. Климов2

1Альметьевский государственный технологический университет «Высшая школа нефти», Альметьевск, Россия
2Институт проблем нефти и газа Российской академии наук, Москва, Россия

С целью снижения антропогенных выбросов CO2 необходима реализация проектов по улавливанию и закачке диоксида 
углерода в пласт для геологического хранения и повышения нефтеотдачи. В статье рассмотрены основные методы закачки 
CO2 в пластовые системы, применяемые для повышения нефтеотдачи и геологического хранения углекислого газа. Проанали-
зированы закачка сверхкритического CO2, технология водогазового воздействия (WAG), а также закачка карбонизированной 
воды. Некоторые исследования показывают, что удержание CO наиболее эффективно при его закачке в растворенном виде в 
пластовой воде по сравнению с другими методами, однако, при этом закачивается меньшая масса CO2. В сверхкритическом 
состоянии наблюдается более высокая подвижность фронта вытеснения. Для технологии водогазового воздействия характерны 
промежуточные показатели охвата и эффективности.

Ключевые слова: диоксид углерода, сверхкритический CO2, карбонизированная вода, водогазовое воздействие, геологи-
ческое захоронение CO2, повышение нефтеотдачи.

Для цитирования: Гарифуллина Ч.А., Климов Д.С. (2026). Сравнительный анализ эффективности различных форм и 
технологий закачки CO2 для геологического захоронения и повышения нефтеотдачи пластов. Трудноизвлекаемые запасы, 1(2), 
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Comparative analysis of the efficiency of various forms and technologies of CO2 injection 
for geological storage and enhanced oil recovery

Ch.A. Garifullina¹, D.S. Klimov²
¹Almetyevsk State Technological University «Petroleum higher school» Almetyevsk, Russian Federation

²Oil and gas research institute of the Russian academy of sciences, Moscow, Russian Federation

To reduce anthropogenic carbon dioxide (CO2) emissions, it is necessary to implement carbon capture projects followed by CO2 
injection into reservoir formations for geological storage and enhanced oil recovery. This paper examines the main CO2 injection 
methods applied in reservoir systems for both enhanced oil recovery and long-term carbon sequestration. The analysis includes the 
injection of supercritical CO2, water-alternating-gas (WAG) technology, and carbonated water injection. Several studies indicate that 
CO2 retention is most efficient when it is injected in dissolved form within formation water compared to other methods; however, 
the total mass of CO2 injected under such conditions is lower. In the supercritical state, a higher mobility of the displacement front is 
observed, leading to improved sweep efficiency. The WAG process demonstrates intermediate performance in terms of both sweep 
efficiency and oil displacement effectiveness.

Keywords: carbon dioxide, supercritical CO2, carbonated water, water-alternating-gas (WAG) process, geological CO2 sequestration, 
enhanced oil recovery.

Recommended citation: Garifullina Ch.A., Klimov D.S. (2026). Comparative analysis of the efficiency of various forms and 
technologies of CO2 injection for geological storage and enhanced oil recovery.Hard-to-recover reserves, 1(2), pp. 47-51.

Введение
Развитие энергетического сектора сопровожда-

ется ростом выбросов парниковых газов, что уси-
ливает внимание к вопросам снижения углеродного 
следа и декарбонизации. Основным газом, вызыва-
ющим парниковый эффект, является диоксид угле-
рода (CO2), на долю которого приходится более 70% 
глобальных выбросов парниковых газов. Остальные 
газы представлены метаном (СН4), оксидом азота 
(N2O), гексафторидом серы (SF6), перфторуглерода-
ми и гидрофторуглеродами (Jones et al., 2024; IEA, 
2024; Andrew et al., 2024; Global CCS Institute, 2024; 
CO2.Earth, 2024).

Одним из перспективных решений для сниже-
ния объема выбросов CO2 является внедрение тех-
нологий улавливания и хранения углекислого газа 
в геологических формациях (Carbon capture and 

storage, CCS). Данные технологии также включают 
улавливание, использование и хранение CO2 (Carbon 
capture, utilization and storage, CCUS), в том числе в 
проектах по закачке газа в нефтяные пласты с целью 
повышения нефтеотдачи (Salem et al., 2025; Hanson 
et al., 2025).

Геологическое захоронение CO2 в геологические 
среды предусматривает закачку CO2 в глубокие со-
леносные водоносные горизонты, угольные пласты, 
искусственно созданные соляные каверны, а также 
вулканические породы (Davoodi et al., 2024; Davoodi 
et al., 2023; Nagireddi et al., 2024).

В настоящее время для закачки CO2 в пласт при-
меняется несколько технологических подходов, вы-
бор которых зависит от целей проекта и условий 
его реализации. К основным технологиям относятся 
закачка сверхкритического CO2, закачка CO2, рас-
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творенного в пластовой воде (карбонизированной 
воды), водогазовое воздействие, то есть чередую-
щаяся закачка воды и СО2 (Water-Alternating-Gas, 
WAG) (Awan et el., 2025; Zhang et al., 2019; Talebi et 
al., 2022). Каждая из указанных технологий характе-
ризуется своими преимуществами, ограничениями, 
что оказывает влияние на эффективность геологиче-
ского хранения CO2 и повышение нефтеотдачи.

В связи с этим актуальной задачей является срав-
нительный анализ существующих методов и тех-
нологий закачки CO2, направленный на оценку их 
эффективности, технологических особенностей и 
перспектив применения для геологического захоро-
нения углекислого газа и повышения нефтеотдачи 
пластов.

Материалы и методы 
Сверхкритический диоксид углерода является 

одним из наиболее широко применяемых агентов 
в технологиях повышения нефтеотдачи пластов и 
геологического хранения CO2. Его использование 
обусловлено высокой плотностью в сверхкритиче-
ском состоянии, что позволяет увеличивать количе-
ство CO2, закачиваемого и удерживаемого в единице 
объема порового пространства коллектора. Это де-
лает сверхкритический CO2 эффективным рабочим 
флюидом как для извлечения углеводородов, так и 
для долговременного хранения диоксида углерода 
(Prasad et al., 2023).

Одним из ключевых преимуществ сверхкритиче-
ского CO2 является его высокая эффективность при 
процессах смешивающегося вытеснения нефти. При 
достижении условий смесимости он способен значи-
тельно повышать коэффициент извлечения нефти по 
сравнению с несмешивающимся вытеснением. До-
полнительным положительным эффектом является 
снижение вязкости нефти, ее набухание и изменение 
фазового поведения вследствие растворения компо-
нентов нефти в CO2. Эти процессы способствуют 
повышению подвижности нефти и увеличению эф-
фективности вытеснения.

Сверхкритический CO2 также характеризуется 
высокой диффузионной способностью и значитель-
ной подвижностью, что делает его эффективным для 
проникновения в поровое пространство коллектора 
и взаимодействия с пластовыми флюидами. В соче-
тании с возможностью адсорбции CO2 в пористых 
средах это обеспечивает потенциал как для повыше-
ния нефтеотдачи, так и для долгосрочного хранения 
(Pavlova et al., 2022; Ajayi et al., 2019).

С точки зрения геологического хранения сверх-
критический CO2 позволяет реализовывать процес-
сы, при которых значительная часть газа удержива-
ется в пласте за счет растворения, структурного и 
остаточного улавливания, а также взаимодействия 
с пластовой водой и породой (Pavlova et al., 2022; 
Ajayi et al., 2019).

Несмотря на перечисленные преимущества, при-
менение сверхкритического CO2 сопровождается ря-
дом ограничений, связанных с его высокой подвиж-
ностью. Низкая вязкость приводит к формированию 
каналов прорыва, как следствие, раннему прорыву 
газа и гравитационной сегрегации, что снижает эф-
фективность охвата пласта и уменьшает коэффици-
ент извлечения нефти. Высокая подвижность также 
создает сложности при контроле фронта вытеснения 
(Pavlova et al., 2022).

Водогазовое воздействие основано на чередую-
щейся закачке воды и CO2, что позволяет повысить 
эффективность вытеснения нефти за счет более рав-
номерного охвата порового пространства. Цикли-
ческий характер процесса обеспечивает лучший 
контакт вытесняющего агента с нефтью и форми-
рование более устойчивого фронта вытеснения, что 
способствует снижению количества неохваченных 
зон коллектора (Shafiefi et al., 2024; Abdulsada et al., 
2025; Fang et al., 2024).

При закачке в пласт карбонизированной воды 
углекислый газ растворяется в воде при пластовых 
условиях с образованием однофазной жидкости, ко-
торая затем транспортируется и закачивается в не-
фтяные пласты. Закачка карбонизированной воды 
для повышения нефтеотдачи обладает рядом преи-
муществ (Chen et al., 2024; Turkson et al., 2024; Esene 
et al., 2019): 

1.	 Cущественно снижается объем требуемого 
CO2, что уменьшает затраты на его закупку и 
транспортировку. 

2.	 Насыщенная углекислым газом пластовая 
вода имеет более высокую плотность, чем 
обычная пластовая вода, что снижает риск 
миграции CO2 вверх. 

3.	 Закачка карбонизированной воды создает 
кислую среду и усиливает растворение кар-
бонатных минералов, увеличивая проницае-
мость пласта. 

4.	 При закачке карбонизированной воды сни-
жается риск формирования каналов прорыва, 
также снижается соотношение подвижности 
нефти и воды, тем самым повышается охват 
пласта.

Для всех перечисленных технологий закачки ха-
рактерны некоторые общие недостатки. Взаимодей-
ствие CO2 с породой и пластовыми флюидами может 
приводить к значительным изменениям фильтраци-
онно-емкостных и геомеханических свойств коллек-
тора. Кроме того, возможны изменения в составе 
нефти вследствие взаимодействия с CO2, включая 
выпадение тяжелых фракций нефти, что может при-
водить к снижению приемистости.

Одним из наиболее критичных аспектов являет-
ся влияние CO2 на целостность скважин. Высокая 
активность CO2 может приводить к разрушению це-



ТРУДНОИЗВЛЕКАЕМЫЕ ЗАПАСЫ / HARD–TO–RECOVER RESERVES 2026. 1(2)

49

ментного камня и коррозии обсадных труб. Кроме 
того, CO2 может вызывать карбонизацию цемента и 
ухудшение механических свойств. Потенциальны-
ми путями утечки являются границы раздела «це-
мент-сталь», «цемент-порода», а также трещины в 
цементном кольце.

При наличии водной фазы CO2 частично раство-
ряется в воде с образованием угольной кислоты, что 
приводит к снижению pH пластовой системы и уси-
лению кислотного воздействия на породу и обору-
дование:

СО2 + Н2О↔Н++НСО3-			   (1)
НСО3-↔Н++СО3

2-				    (2)
В этих условиях могут интенсифицироваться про-

цессы растворения и вторичного осаждения минера-
лов, что влияет на проницаемость и пористость кол-
лектора. Коррозионные риски в присутствии воды 
возрастают, поскольку формируется кислая среда, 
способствующая коррозии металла и скважинного 
оборудования.

Результаты 
Таким образом, на основе проведенного анализа 

установлено, что эффективность различных техно-
логий закачки CO2 существенно зависит от целевого 
назначения процесса – повышения нефтеотдачи или 
геологического хранения. Для задач повышения не-
фтеотдачи более предпочтительными выглядят тех-
нологии, обеспечивающие высокую подвижность и 
эффективность вытеснения нефти, в частности за-
качка сверхкритического CO2, характеризующаяся 
высокой эффективностью смешивающегося вытес-
нения и улучшением охвата пласта, а также водога-
зовое воздействие, обеспечивающее более равномер-
ный фронт вытеснения и промежуточные показатели 
эффективности.

В то же время для целей геологического захоро-
нения CO2 более благоприятной является закачка в 
растворённом виде в составе карбонизированной 
воды, поскольку данный подход обеспечивает более 
высокую степень удержания CO2 в пластовой систе-
ме и снижает риск его миграции, несмотря на мень-
шую массу закачиваемого газа.
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Результаты петромагнитных исследовании кернового материала тюменской свиты  
и пород палеозойского фундамента
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В работе рассматриваются результаты определения петромагнитных свойств (магнитная восприимчивость, термомагнит-
ный коэффициент, остаточная намагниченность) кернового материала скважины, расположенной в пределах Навского вала 
(Западно-Сибирский регион). В стратиграфическом отношении керновый материал представлен осадочными породами юрско-
го возраста и породами палеозойского фундамента. Породы палеозойского фундамента относятся к категории пород с труд-
ноизвлекаемыми запасами. Целью работы является получение сведений о петромагнитных свойствах кернового материала 
юрских отложений и пород палеозойского фундамента для оценки распределения магнитных минералов и детального литоло-
гического расчленения исследуемых отложений. Установлено, что в даниловской свите хорошо диагностируются: аргиллиты 
по низким значениям магнитной восприимчивости и остаточной намагниченности; прослои с повышенными концентрациями 
сидерита, по росту магнитной восприимчивости и снижению термомагнитного коэффициента. Петромагнитные свойства по-
род тюменской свиты можно использовать при: выделении в разрезе смены литологических типов, а именно смены аргиллитов 
даниловской свиты на алевролиты тюменской свиты по росту остаточной намагниченности, а также диагностики прослоев 
с повышенным содержанием сидерита по росту магнитной восприимчивости и снижению термомагнитного коэффициента. 
Петромагнитные свойства пород палеозойского фундамента можно использовать для их детального расчленения, а именно: 
определения пород коры выветривания по значениям магнитной восприимчивости и термомагнитного коэффициента; базаль-
тов по магнитной восприимчивости и остаточной намагниченности; эффузивных пород кислого состава по магнитной воспри-
имчивости и остаточной намагниченности

Ключевые слова: керн, магнитная восприимчивость, термомагнитный коэффициент, остаточная намагниченность, тю-
менская свита, породы палеозойского фундамента.
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Results of petromagnetic studies of core material from the Tyumen suite  
and Paleozoic basement rocks

M.V. Reshetnikov1, K.V. Pavlenko1, D.O. Berezin2, I.A. Tovbin1
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This paper examines the results of determining the petromagnetic properties (magnetic susceptibility, thermomagnetic coefficient, 
and residual magnetization) of core material from a borehole located within the Navsky swell (West Siberian region). Stratigraphically, 
the core material consists of Jurassic sedimentary rocks and Paleozoic basement rocks. Paleozoic basement rocks are classified as 
having hard-to-recover reserves. The objective of this study is to obtain information on the petromagnetic properties of Jurassic and 
Paleozoic basement core material to assess the distribution of magnetic minerals and provide a detailed lithological subdivision of the 
studied deposits. It has been established that the following are readily identified in the Danilovskaya Formation: argillites by low values 
of magnetic susceptibility and residual magnetization; interlayers with elevated siderite concentrations by an increase in magnetic 
susceptibility and a decrease in the thermomagnetic coefficient. The petromagnetic properties of rocks of the Tyumen Formation can 
be used to: identify changes in lithological types in the section, namely, the change from the Danilovskaya Formation mudstones to 
the Tyumen Formation siltstones based on an increase in residual magnetization, as well as to identify layers with an increased siderite 
content based on an increase in magnetic susceptibility and a decrease in the thermomagnetic coefficient. The petromagnetic properties 
of Paleozoic basement rocks can be used for their detailed subdivision, namely: identifying weathering crust rocks based on magnetic 
susceptibility and thermomagnetic coefficient values; basalts based on magnetic susceptibility and residual magnetization; and effusive 
rocks of acidic composition based on magnetic susceptibility and residual magnetization.

Key words: core, magnetic susceptibility, thermomagnetic coefficient, residual magnetization, Tyumen suite, Paleozoic basement 
rocks.

Recommended citation: Reshetnikov M.V., Pavlenko K.V., Berezin D.O., Tovbin I.A.  (2026). Results of petromagnetic studies of 
core material from the Tyumen suite and Paleozoic basement rocks. Hard-to-recover reserves, 1(2), pp. 52-60.

Введение
	 В геологическом строении нефтегазонос-

ных районов Западной Сибири особое внимание в 
последнее время уделяется магматическим образо-
ваниям, слагающим, палеозойский фундамент За-
падной Сибири. Одним из перспективных методов 
изучения горных пород Западно-Сибирского регио-

на для целей детального расчленения разреза и меж-
скважинной корреляции является петромагнитный 
метод. Несмотря на многочисленные работы по пе-
тро- и палеомагнитным свойствам юрских, меловых 
и палеозойских отложений Западной Сибири, эти 
образования остаются все еще малоизученными в 
отношении распределения их магнитных свойств.
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Петромагнитный метод основан на измерении 
магнитных свойств горных пород, которые обуслов-
лены содержанием в них магнитных минералов. В 
породах осадочного комплекса магнитные свойства 
обусловлены ферримагнитными минералами (окси-
дами и гидрооксидами железа), которые встречают-
ся в минеральной матрице, сложенной в основном 
диа- (кварц, полевые шпаты, кальцит и др.) или па-
рамагнитными (сидерит, хлорит, пирит и др.) мине-
ралами, не вносящими значительного вклада в маг-
нитную восприимчивость горной породы. Базальты 
характеризуются магнетитовой (титаномагнетито-
вой) магнитной минерализацией, вследствие чего 
резко отличаются по магнитным свойствам от пород 
осадочного комплекса.

Основные принципы применения петромагнит-
ного метода при решении задач геологии и магнито-
стратиграфии изложены в ряде работ (Ерёмин и др., 
1986; Молостовский, Храмов, 1997). Более деталь-
но вопросы применения петромагнитных характе-
ристик при литологических исследованиях керна и 
шлама описываются в работах различных исследова-
телей (Гужиков, 2013; Гужиков и др., 2015; Яночкин, 
2016). Применительно к изучению петромагнитных 
характеристик кернового материала скважин Запад-
но-Сибирского региона основные принципы изложе-
ны в ряде работ (Гнибиденко, 2020; Иголкина, 2020; 
Иголкина, 2022; Гнибиденко, 2023; Иголкина, 2023; 
Левичева, 2023).

Целью представленной работы является изучение 
петромагнитных свойств кернового материала юр-
ских отложений и пород палеозойского фундамента 
для их литологического расчленения и получения 
сведений об их магнитных свойствах. Для достиже-
ния поставленной цели нами решен ряд задач, среди 
которых хотелось бы отметить следующие: проведе-
но детальное литологическое описание изучаемого 
кернового материала; измерены петромагнитные 
характеристики (объемная магнитная восприимчи-
вость, термомагнитный коэффициент, остаточная 
намагниченность); проанализировано распределе-
ние петромагнитных характеристик в изучаемых по-
родах; сделаны выводы о возможности применения 
петромагнитных характеристик при детальном лито-
логическом расчленении кернового материала и при 
решении задач нефтегазовой геологии.

Материал и методы
В географическом отношении скважина располо-

жена в северо-западной части Западно-Сибирской 
равнины, на территории Советского района Хан-
ты-Мансийского автономного округа Тюменской об-
ласти, в 110 км от г. Урая.

Согласно нефтегеологическому районированию 
скважина расположена на территории Шаимского 
нефтегазоносного района Приуральской нефтега-
зоносной области. Согласно тектонической схеме, 

скважина приурочена к западной части Приураль-
ской моноклизы, а именно к структуре I порядка – 
Верхнекондинской зоне прогибов, которая ослож-
нена рядом структур II порядка. Большую часть 
площади занимает Навский вал, северо-западную 
часть – Супринский вал, на северо-востоке – Некра-
совский выступ. Навский вал имеет северо-западное 
простирание и включает в себя ряд локальных под-
нятий III порядка: Навское, Сыморьинское, Триюр-
тинское, Галлейское и Стариковское.

Петромагнитные исследования осуществлялись 
при помощи полевого измерителя магнитной воспри-
имчивости Kappameter Model: KM-7. В исследуемых 
образцах измерялись следующие петромагнитные 
характеристики: объёмная магнитная восприимчи-
вость до нагрева (χ) и объёмная магнитная воспри-
имчивость после нагрева (χt).

На основании полученных данных рассчитывал-
ся термомагнитный коэффициент (dχ) по формуле:

dχ = χt/χ
Термомагнитный коэффициент отражает прирост 

магнитной восприимчивости после нагрева образца 
до 500°С, который происходит за счет фазового пе-
рехода немагнитных минералов железа (в основном 
пирит) в сильномагнитные оксиды железа. Таким 
образом, термомагнитный коэффициент является ка-
чественным показателем содержания пирита.

Измерения остаточной намагниченности прово-
дились на спинн-магнитометре JR-6A.

Результаты
Литолого-стратиграфическая характеристика 

изученных отложений. Изучаемый керновый мате-
риал в стратиграфическом отношении представлен 
породами даниловской свиты, пластами Т1 и Т2 тю-
менской свиты юрской системы и породами палеозо-
йского фундамента.

Даниловская свита стратиграфически приуроче-
на к келловейскому ярусу среднего отдела и оксфорд-
скому-кимериджскому-титонскому ярусам верхнего 
отдела юрской системы и охарактеризована керном 
в интервале 2612,40-2620,25 м. Большая часть свиты 
сложена глинисто-кремниевыми неравномерно низ-
коуглеродистыми породами темно-серыми, участка-
ми карбонатизированными, с текстурой субгоризон-
тальной слоеватой за счет плитчатой отдельности 
породы (рис. 1). Подошва интервала представлена 
аргиллитами темно-серыми, зеленовато-серыми, 
алевритовыми, с текстурой взмучивания волнением. 
Повсеместно наблюдается вкрапленность глаукони-
та, содержание которого увеличивается с глубиной. 
Отмечаются включения, слойки, прослои сидери-
толитов буровато-серых, точечная вкрапленность 
и стяжения пирита. Фаунистические остатки пред-
ставлены рострами белемнитов, створками пелеци-
под и фрагментами мелкой фауны.
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Тюменская свита приурочена к ааленскому-бай-
осскому-батскому ярусам среднего отдела юрской 
системы и включает в себя пласты Т1, Т2.

По пласту Т1 с отбором керна пройдено 
8,90 пог. м. Пласт охарактеризован керном в одном 
интервале 2620,25-2629,15 м. Большая часть пласта 

представлена алевролитами темно-серыми, серыми, 
мелкозернистыми, крупно-мелкозернистыми, гли-
нистыми, сильно глинистыми, неравномерно слабо 
песчанистыми, переслаивающиеся с алевролитами 
светло-серыми, мелко-крупнозернистыми, круп-
но-мелкозернистыми, слабо песчанистыми до песча-

Рис. 1 Фотографии кернового материала даниловской свиты в дневном и ультрафиолетовом свете

Рис. 2 Фотографии кернового материала тюменской свиты в дневном и ультрафиолетовом свете
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ных, глинистыми (рис. 2). Границы между слойками, 
прослоями отчетливые и неотчетливые, нарушены 
взмучиванием волнения. В средней части описаны 
песчаники мелкозернистые, алевритовые, глини-
стые, в верхней части – сидеритолиты алевритовые. 
Текстура в породах преимущественно взмучивания 
волнением, косая, косоволнистая слоистая за счет 
слойков и прослоев алевролитов светло-серых, слой-
ков обогащения слюдисто-глинистым, слюдисто-у-
глистым материалом. Участками первичная текстура 
нарушена взмучиванием волнения и биотурбацией.

По пласту Т2 с отбором керна пройдено 
6,85 пог. м. Охарактеризован керном в двух интер-
валах: 2629,15-2629,93 м и 2630,40-2636,00 м. Пласт 
представлен алевролитами серыми, темно-серыми, 
мелкозернистыми, крупно-мелкозернистыми, гли-
нистыми, сильно глинистыми, неравномерно слабо 
песчанистыми, участками слабо углистыми, угли-
стыми с текстурой косой слоистой за счет слойков 
алевролитов светло-серых, крупно-мелкозернистых, 
слабо песчанистых, песчанистых, слабо глинистых, 
реже текстура взмучивания волнением. В верхней 
части описан прослой алевролитов светло-серых, с 
текстурой косой слоистой за счет слойков обогаще-
ния слюдисто-углистым, слюдисто-глинистым мате-
риалом, нарушенных взмучиванием волнения. 

Повсеместно отмечаются отпечатки углефициро-
ванной корневой системы растений, тонкий углефи-
цированный растительный детрит, округлые, линзо-
видные стяжения пирита, включения и единичный 
прослой сидеритолитов.

Породы палеозойского фундамента отбиты с глу-
бины 2641,10 м, отбор керна с учетом привязки на-
чат с глубины 2636,00 м. Керном охарактеризован в 
интервале 2636,00-2665,87 м. 

Изученный интервал в верхней части представ-
лен породами коры выветривания глинисто-карбо-
натного состава (сидерит) буровато-серыми, табач-
ными, серыми, зеленовато-серыми (рис. 3). Текстура 
однородная (массивная) и неоднородная (миндале-
каменная). Породы неравномерно трещиноватые. 
Трещины разноориентированные открытого типа 
(мощность до 0,5 см), присутствуют трещины с раз-
дувами до 2,0 см, выполненные карбонатным (сиде-
рит) и глинистым (каолинит, хлорит) материалом. В 
породах отмечаются зеркала скольжения, включения 
глинистого и карбонатного состава. Участками керн 
представлен в виде керновых фрагментов. Вторич-
ные изменения: неравномерная гематитизация.

В средней и нижней частях интервала керн пред-
ставлен эффузивными породами основного состава 
(базальты) зеленовато-серыми, темно-зелеными, 
вишневыми, буровато-серыми, неравномерно изме-
ненными до интенсивно измененных (рис. 4). Тек-
стура неоднородная (миндалекаменная, участками 
флюидальная и пористая). Миндалины размером до 
0,8 см, выполненные карбонатным и глинистым ма-
териалом, кварцем, участками гематитом и полые. 
По породам отмечается наличие разноориентиро-
ванных трещин. Трещины закрытого типа, выпол-
ненные глинистым (хлорит) и карбонатным (сиде-
рит, кальцит) материалом, участками кварцем. Так 

Рис. 3 Фотографии кернового материала коры выветривания палеозойского фундамента в дневном и ультрафиолетовом свете
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же выделяются глинистые вкрапленники, каверны 
(размер до 4,0 см), выполненные кальцитом и еди-
ничные прослои туфов. Вторичные изменения: не-
равномерная гематитизация, хлоритизация и карбо-
натизация (кальцит, сидерит).

Магнитные свойства горных пород.
Распределение петромагнитных свойств исследу-

емых отложений представлены на рисунке 5.
Даниловская свита. Магнитная восприимчи-

вость аргиллитов алевролитовых даниловской свиты 
изменяется в пределах от 2,4 до 5,6×10-5 ед. СИ, в 
прослоях в которых встречаются карбонатно-глини-
сто-кремнистая порода значения магнитной воспри-
имчивости возрастают до 32,3×10-5 ед. СИ, что обу-
словлено ростом концентрации сидерита. 

Значения термомагнитного коэффициента варьи-
руют в пределе значений от 5,6 до 57,4 единиц. Ши-
рокий диапазон обусловлен различной концентраци-
ей пирита. Значения термомагнитного коэффициента 
снижаются в участках, где возрастает концентрация 
сидерита.

Остаточная намагниченность определена по 
четырем образцам в интервале глубин 2615,26-
2617,29 м и изменялась от 0,61 до 1,45×10-3 А/м, при 
среднем значении 1,08×10-3 А/м. Низкие значения 
остаточной намагниченности являются диагности-
ческим признаком аргиллитов алевролитовых дани-
ловской свиты.

Таким образом, при помощи петромагнитного ме-
тода в даниловской свите хорошо диагностируются: 
аргиллиты по низким значениям магнитной воспри-

имчивости и остаточной намагниченности; прослои 
с повышенными концентрациями сидерита, по росту 
магнитной восприимчивости и снижению термомаг-
нитного коэффициента.

Тюменская свита. Магнитная восприимчивость 
алевролитов тюменской свиты, в целом, слабо от-
личается от аргиллитов алевролитовых данилов-
ской свиты. Значения магнитной восприимчивость 
изменяются от 1,3 до 4,0×10-5 ед. СИ. Исключения 
составляют прослои с повышенными концентрация-
ми сидерита, в которых магнитная восприимчивость 
возрастает до 26,6-42,2×10-5 ед. СИ.

Значения термомагнитного коэффициента варьи-
руют достаточно в широком диапазоне от 1,4 до 48,6, 
таким образом отражая неравномерное распределе-
ние концентрации пирита в исследуемых отложени-
ях. В распределении значений термомагнитного ко-
эффициента в породах тюменской свиты выделяется 
интервал (2623,14-2625,43) с крайне высокими зна-
чениями от 16,74 до 43,22, этот интервал приурочен 
к подошве пласта Т1, кровля нижележащего пласта Т 
характеризуется резким снижением значений термо-
магнитного коэффициента (1,47-6,75).

Остаточная намагниченность определена по 27 
образцам в интервале глубин 2615,91-2632,27 м и из-
менялась от 1,02 до 6,17×10-3 А/м, при среднем зна-
чении 3,34×10-3 А/м. Остаточная намагниченность 
пород тюменской свиты отличается от пород дани-
ловской свиты, что может быть использовано при 
расчленении разреза.

Таким образом, петромагнитные свойства по-

Рис. 4 Фотографии кернового материала эффузивных пород основного состава
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род тюменской свиты можно использовать при: 
выделении в разрезе смены литологических типов, 
а именно смены аргиллитов даниловской свиты на 
алевролиты тюменской свиты по росту остаточной 
намагниченности; диагностики прослоев с повы-
шенным содержанием сидерита по росту магнитной 
восприимчивости и снижению термомагнитного ко-
эффициента.

Палеозойский фундамент. В структуре фунда-
мента выделяются три типа: породы коры выве-
тривания, базальты и эффузивная порода кислого 
состава, которые различаются между собой по пе-
тромагнитным свойствам.

Породы коры выветривания. Магнитная воспри-

имчивость этих отложений резко отличается от вы-
шележащих пород тюменской свиты и изменяется в 
интервале 8,5 до 154,8×10-5 ед. СИ. Рост магнитной 
восприимчивости связан с тем, что кора выветри-
вания развивалась по базальтам, которые обладают 
высокими значениями магнитной восприимчивости.

Термомагнитный эффект в породах коры вы-
ветривания изменяется в интервале от 0,8 до 44,8 
единиц. Изменчивость значений термомагнитного 
коэффициента связана со степенью выветривания 
базальтов и концентрацией пирита. Чем выше сте-
пень выветривания и концентрация пирита, тем 
выше значения термомагнитного коэффициента.

Остаточная намагниченность пород коры выве-

Рис. 5 Распределение петромагнитных свойств исследуемых отложений
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тривания изучена по двум образцам и изменяется в 
интервале от 16,7 до 32,4×10-3 А/м, чем отличается 
как от вышележащих отложений тюменской свиты и 
подстилающих базальтов.

Базальты. Значения магнитной восприимчиво-
сти базальтов изменяется в интервале от 349,2 до 
991,4×10-5 ед. СИ, что явно отличает их от вышеле-
жащих пород коры выветривания и подстилающих 
эффузивных пород кислого состава.

Термомагнитный коэффициент в базальтах прак-
тически не проявляется и изменяется в интервале от 
0,4 до 1,1, это связано с отсутствием пирита и других 
немагнитных минералов, которые при нагреве пере-
ходят в магнитные, обуславливая проявление термо-
магнитного коэффициента.

Остаточная намагниченность базальтов измерена 
в 49 образцах и изменяется от 32 до 13894×10-3 А/м, 
при среднем значении 2200×10-3 А/м. Столь высокие 
значения являются диагностическим признаком ба-
зальтов, так как они резко отличаются от значений 
остаточной намагниченности вышележащих пород 
коры выветривания и подстилающих эффузивных 
пород кислого состава.

Эффузивные породы кислого состава. Магнит-
ная восприимчивость этих пород резко снижается 
по отношению к базальтам и изменяется в интервале 
от 11,3 до 207,7×10-5 ед. СИ. Термомагнитный ко-
эффициент в этих породах, также практические не 
проявляется и изменяется от 0,39 до 1,1. Остаточная 
намагниченность изменяется от 5,7 до 11,9×10-3 А/м.

При литологическом описании керна один из об-
разцов, отобранный на глубине 2662,87 м был опи-
сан как эффузивная порода кислого состава, хотя 
значения остаточной намагниченности 386,9×10-
3 А/м, более характерны для базальтов, вследствие 
чего границу между базальтами и эффузивными по-
родами кислого состава следовало бы опустить на 
0,4 м ниже.

Таким образом, петромагнитные свойства пород 
палеозойского фундамента можно использовать для 
их детального расчленения, а именно: определения 
пород коры выветривания по значениям магнитной 
восприимчивости и термомагнитного коэффици-
ента; базальтов по магнитной восприимчивости и 
остаточной намагниченности; эффузивных пород 
кислого состава по магнитной восприимчивости и 
остаточной намагниченности.

Выводы
По результатам проведённых исследований мож-

но с утверждать, что применение петромагнитного 
метода в комплексе с литологическими исследовани-
ями кернового материала позволяет с большей точ-
ностью проводить детальное расчленение разрезов, 
выделять седиментационную цикличность и пере-
рывы в осадконакоплении.

Изучение распределения термомагнитного коэф-

фициента позволяет выявлять зоны преобразования 
пород палеозойского фундамента, что позволяет вы-
ходить на прогноз зон распространения зон коллек-
торов и миграции углеводородов. Таким образом, пе-
тромагнитный метод необходимо активно внедрять в 
производственный процесс при изучении кернового 
материала отложений, относящихся к категории с 
трудноизвлекаемыми запасами.
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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 622.276.5:552.5

Введение
В настоящее время в нефтегазовой отрасли наи-

более актуальным является вопрос о поддержании 
существующих темпов добычи и их увеличения за 
счет вовлечения в разработку трудноизвлекаемых 
запасов и уменьшения рисков неоправданных эко-
номических затрат. В Западно-Сибирском регионе 
данный тип запасов заключен в том числе в терри-
генных толщах, характеризующихся повышенным 
содержанием полиминерального глинистого цемен-
та. Различные глинистые минералы оказывают раз-
личное влияние на фильтрационно-емкостные свой-
ства пород (Сердюк, 2010; Шмырина, Саетгалеев, 
2011), что, несомненно, отражается на качестве про-
цесса разработки и динамики изменения коэффици-
ента нефтеизвлечения. Для оптимизации процесса 
добычи нефти используются различные методы ин-
тенсификации добычи. Однако результат не всегда 
положительный, эффект кратковременный, иногда 
после их применения происходит частичное либо 
полное нарушение в структуре породы, которое при-
водит к необратимым последствиям. Успешность 
геолого-технологических мероприятий зависит от 
многих факторов. С точки зрения автора статьи, од-
ним из основных является литологический, который 
учитывает качественные и количественные особен-

ности не только основных породообразующих мине-
ралов, но и минералов глинистого цемента, а именно 
их кристаллохимические, морфологические, физи-
ко-химические характеристики, иначе – глинистый 
фактор пород продуктивного пласта.

Материалы и методы
Объектом исследования являются терригенные 

отложения нижнемелового возраста Западно-Сибир-
ского региона. Породы представлены песчаниками 
мелкозернистыми и алевролитами мелко-крупнозер-
нистыми, крупно-мелкозернистыми, мелкозернисты-
ми глинистыми, с незначительной неравномерной 
примесью карбонатного материала, относящиеся к 
коллекторам V, VI классов и неколлекторам. Содер-
жание глинистого цемента варьируется от 10 до 30%. 
Минералогический состав характеризуется преобла-
данием минералов гидрослюдистой группы, вклю-
чающей иллит и смешанослойные образования ил-
лит-монтмориллонитового типа (до 10%), а также 
присутствием хлорита и каолинита.

Каждый из выделенных глинистых минералов ха-
рактеризуется различными кристаллохимическими 
особенностями (Соколов, 1996; Кравченко, 1971), 
которые предопределяют характер их поведения 
при воздействии на породы продуктивных пластов 
различных агентов/реагентов. Минералы с «жест-

Повышение эффективности разработки объектов с трудноизвлекаемыми запасами  
на основе учета глинистого фактора

В.А. Жолудева
ООО «Лукойл-Инжиниринг», Когалым, Россия
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кой» структурой – каолинит, хлорит и слюда – не 
подвержены внутрикристаллическому набуханию. 
Напротив, монтмориллониты (смектиты) обладают 
лабильной кристаллической решеткой, способной 
к набуханию. Смешанослойные минералы, по осо-
бенностям строения кристаллической решетки, вы-
деляются как промежуточная группа, которая пред-
ставляет собой упорядоченное или неупорядоченное 
чередование набухающих и ненабухающих слоев. 

Помимо структурных различий, глинистые ми-
нералы отличаются по интенсивности адсорбцион-
ной способности, которая тесно связана с размером 
площади удельной поверхности частиц. Согласно 
экспериментальным данным (Соколов, 1996; Сар-
кисян, Котельников, 1980; Брегг, 1939), максималь-
ная площадь удельной поверхности характерна для 
монтмориллонитов (смектитов), за ними следуют 
гидрослюдистые минералы, затем хлориты. Наи-
меньшей площадью удельной поверхности облада-
ют каолиниты.

Влияние минерального состава глинистого це-
мента на физико-химические свойства пород под-
тверждается, также результатами сравнительного 
анализа количественного содержания глинистых ми-
нералов в цементе с показателями удельной поверх-
ности и емкости катионного обмена (ЕКО), который 
выявил единую закономерность (рис. 1). 

Наблюдается обратная зависимость между содер-
жанием каолинита и значениями удельной поверх-
ности и ЕКО: повышение доли каолинита сопро-
вождается снижением этих параметров. Напротив, 

увеличение концентрации хлорита и гидрослюди-
стых минералов приводит к росту значений удель-
ной поверхности и ЕКО. 

Результаты
Учитывая особенности минерального состава 

глинистого цемента изучаемых пород, их различия 
по структурным и физико-химическим свойствам, а 
также результаты ранее проведенных автором работ 
(Колпаков, Жолудева, 2017; Жолудева, 2019) на объ-
ектах с трудноизвлекаемыми запасами учет глини-
стого фактора при подборе комплекса мероприятий 
является особо значимым.

Так, в интервалах (участках) развития пород с 
повышенным содержанием гидрослюдистых ми-
нералов, характеризующихся наиболее высокой 
вероятностью к набуханию, наибольшей удельной 
поверхностью и, как следствие, наибольшей способ-
ностью к катионному обмену, эффективно проводить 
мероприятия с использованием добавок различных 
ПАВ либо углекислого газа (карбонизированная 
вода 1,5-2%). В случаях использования жидкостей 
на водной основе для поддержания пластовых давле-
ний рекомендуется проведение лабораторных иссле-
дований по подбору оптимальной минерализации 
воды с целью предотвращения риска возникновения 
эффекта набухания.

Кроме этого, при подборе оптимального комплек-
са мероприятий для разработки объектов с трудно-
извлекаемыми запасами необходимо учитывать мор-
фогенетические особенности глинистых минералов 
(седиментогенные, катагенетические и «вторичные» 
– новообразованные разновидности глинистых ча-
стиц) (Шмырина, Морозов, 2012), определяющие 
динамику фильтрации. 

Выводы
Для повышения эффективности разработки объ-

ектов с трудноизвлекаемыми запасами на основе 
учета глинистого фактора и совершенствования ме-
тодов интенсификации добычи нефти автор реко-
мендует учитывать особенности тонкодисперсной 
составляющей терригенных пород продуктивных 
пластов, в частности – глинистый фактор.
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ОРИГИНАЛЬНАЯ СТАТЬЯ УДК 620.193

К вопросу потенциального применения электропроводности при оценке  
коррозионной активности кислотных растворов

А. А. Ибраев, И. А. Аленькин, Р. Р. Закиров, Т. Т. Белова
Альметьевский государственный технологический университет 

«Высшая школа нефти», Альметьевск, Россия

В статье рассмотрена возможность применения электропроводности в качестве потенциального метода для оценки корро-
зионной активности кислотных растворов. Основное внимание уделено анализу связи между изменением электропроводности 
кислотной среды и изменением её коррозионной активности. В экспериментальной части моделировалась дестабилизация 
ингибитора коррозии путём дозированного введения ионов железа в ингибированные кислотные растворы. Параллельно про-
водили гравиметрические испытания образцов углеродистой стали и измерения удельной электропроводности и омического 
сопротивления растворов. Установлено, что увеличение концентрации ионов железа в растворе приводит к росту скорости 
коррозии стали, что сопровождается снижением электропроводности и повышением омического сопротивления. Полученные 
данные свидетельствуют о наличии возможной корреляции между ростом коррозионной активности кислотных растворов 
и его электрическими характеристиками. Предположительно, измерение электропроводности может быть использовано как 
вспомогательный дополнительный способ оперативного контроля состояния кислотных растворов, например, при их хране-
нии или перед применением. При этом электропроводность и омическое сопротивление не определяют коррозионную актив-
ность напрямую, однако потенциально могут фиксировать преобразования, сопровождающие возможные изменения растворов 
кислот. Поэтому предлагаемый метод может рассматриваться как ориентировочный, требующий дальнейших исследований.

Ключевые слова: электропроводность; омическое сопротивление; коррозионная активность; кислотные растворы; инги-
биторы коррозии; скорость коррозии.
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On the issue of potential application of electrical conductivity in assessing the corrosive 
activity of acid solutions

A. A. Ibraev, I. A. Alenkin, R. R. Zakirov, T. T. Belova
Almetyevsk State Technological University «Petroleum higher school» 

Almetyevsk, Russian Federation

TThe article considers the possibility of using electrical conductivity as a potential method for assessing the corrosive activity of 
acid solutions. The main attention is paid to the analysis of the relationship between changes in the electrical conductivity of the acid 
medium and changes in its corrosive activity. In the experimental part, destabilization of the corrosion inhibitor was simulated by dosed 
introduction of iron ions into inhibited acid solutions. Gravimetric tests of carbon steel specimens and measurements of the specific 
electrical conductivity and ohmic resistance of the solutions were carried out in parallel. It was found that an increase in the concentration 
of iron ions in the solution leads to an increase in the corrosion rate of steel, accompanied by a decrease in electrical conductivity and 
an increase in ohmic resistance. The obtained data indicate a possible correlation between an increase in the corrosive activity of acid 
solutions and their electrical characteristics. Presumably, electrical conductivity measurement can be used as an additional auxiliary 
method for rapid monitoring of the state of acid solutions, for example, during their storage or before use. At the same time, electrical 
conductivity and ohmic resistance do not directly determine corrosive activity, but can potentially record transformations accompanying 
possible changes in acid solutions. Therefore, the proposed method can be considered as indicative, requiring further research.

Keywords: electrical conductivity; ohmic resistance; corrosive activity; acid solutions; corrosion inhibitors; corrosion rate.

Recommended citation: Ibraev A.A., Alenkin I.A., Zakirov R.R., Belova T.T. (2026). On the issue of potential application of 
electrical conductivity in assessing the corrosive activity of acid solutions. Hard-to-recover reserves, 1(2), pp. 64-69.

Введение
Существенным фактором, влияющим на рабо-

тоспособность нефтепромыслового оборудования, 
является коррозия. Коррозионные повреждения 
часто выступают одной из основных причин вы-
хода из строя оборудования на объектах транспор-
тировки и хранения составов, используемых для 
проведения кислотных обработок (Давлетшина и 
др., 2023). Сущность таких обработок заключается 
в закачке кислотных составов в призабойную зону 
пласта для растворения карбонатных и терригенных 
пород, удаления загрязнений и восстановления про-
ницаемости продуктивного пласта (Телков, Ситди-

ков, 2023). Промышленное применение растворов 
кислот во многом определяется их способностью 
быстро и эффективно разрушать минеральные об-
разования различной природы, однако при контак-
те с такими средами металлическое оборудование 
может подвергаться коррозионному разрушению, 
если не применяются специальные меры защиты, 
включая ингибиторы коррозии (Авдеев, Кузнецов, 
2023). Поэтому рассмотрение и поиск дополнитель-
ных методов оценки кислотных растворов перед их 
применением является актуальной задачей. Развитие 
коррозии нередко протекает скрыто, а ущерб прояв-
ляется в затратах на ремонт или замену оборудова-
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ния, недополученной прибыли из-за простоев сква-
жин и расходах на ликвидацию последствий аварий 
(Юдин, 2025). 

Электропроводность как дополнительный ме-
тод оценки

Способность проводить электрический ток явля-
ется одним из характерных свойств растворов элек-
тролитов (Артемкина, 2016). Высокая удельная элек-
тропроводность наблюдается в водных растворах 
сильных неорганических кислот (Артемкина, 2016), 
в том числе соляной. Предположительно, изменение 
состава кислотной среды может сопровождаться из-
менением её электропроводности, что позволяет рас-
сматривать этот параметр как возможный индикатор 
состояния состава кислотных растворов, в частности 
для косвенной оценки их коррозионной активности.

Коррозией называется разрушение металлов 
вследствие химического или электрохимического 
взаимодействия их с коррозионной средой, при этом 
при электрохимической коррозии образование про-
дуктов коррозии является результатом протекания 
анодных и катодных реакций коррозионного процес-
са (ГОСТ 9.106, 2021). Внешние факторы возникно-
вения коррозии, связанные с составом среды и ус-
ловиями процесса, оказывают влияние на анодные и 
катодные реакции, а также на омическое сопротив-
ление коррозионного элемента (Лучкин, 2017).  

В зарубежном исследовании А. М. Альтвайка 
и соавторов (Altwaiq и др., 2020) показано, что из-
менения электропроводности среды коррелируют 
с протеканием коррозионных процессов металла 
в соляной кислоте. Авторами также отмечено, что 
электропроводность раствора определяется рядом 
факторов, таких как заряд и подвижность ионов, а 
также их концентрация.  В работе К. В. Рыбалки и 
соавторов (Рыбалка и др., 2019) показано, что ме-
тод измерения омического сопротивления образца 
может быть использован для оценки скорости кор-
розии стали в растворах соляной кислоты. Измене-
ние омического сопротивления образца в процессе 
его экспозиции в HCl отражает изменение массы 
растворённого металла и позволяет оценить зависи-
мость скорости коррозии от концентрации кислоты. 

Для оценки возможности применения электро-
проводности в качестве индикатора изменения кор-
розионной активности среды в экспериментальной 
части работы моделировалась дестабилизация инги-
биторов коррозии в ингибированных растворах со-
ляной кислоты путем добавления в растворы различ-
ной концентрации ионов Fe3+. В исследовании Я.Г. 
Авдеева и Ю.И. Кузнецова (Авдеев, Кузнецов, 2023) 
отмечено, что присутствие в кислой среде окис-
лителей, в частности катионов Fe³⁺, существенно 
снижает защитное действие ингибиторов коррозии 
(ИК), поскольку катионы Fe³⁺ смещают потенциал 
коррозии в положительную область, затрудняя адсо-

рбцию органических ингибиторов. Оценка возмож-
ного снижения защитного действия проводилась с 
использованием гравиметрических испытаний и па-
раллельным измерением электропроводности и оми-
ческого сопротивления при помощи кондуктометра 
(Маркин, 2024).

Материалы и методы
Эксперименты начинались с этапа, включающего 

подготовку металлических образцов и исследуемых 
ингибированных кислотных растворов. В качестве 
образцов-свидетелей (рис. 1, 2) использовались пла-
стины из углеродистой стали. Перед проведением 
экспериментов образцы были зачищены абразивным 
материалом, обезжирены и высушены при комнат-
ной температуре в эксикаторе.

Далее каждый образец проходил процедуру 
начального взвешивания на аналитических весах с 
точностью до 0,001. В качестве исследуемых сред 
использовались ингибированные растворы соляной 
кислоты с разной концентрацией. Моделирование 
дестабилизации ингибитора коррозии (далее – ИК) 
осуществлялось путём дозированного введения ио-
нов железа в кислотный раствор (далее – КР) (рис. 
3, 4). Диапазон дозирования ионов железа выбран 
от 0,2 до 1,5%.

Рис. 1. Образец № 1 Рис. 2. Образец № 2

Рис. 3. Кислотный раствор 
с меньшей концентрацией 

(КР №1)

Рис. 4. Кислотный раствор 
с большей концентрацией 

(КР №2)
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Выдержка образцов в исследуемых растворах 
проводилась в течение 24 часов при 20°C. По завер-
шении опыта образцы извлекались, промывались 
дистиллированной водой и спиртом, затем высу-
шивались и повторно взвешивались. Параллельно 
с гравиметрическими испытаниями с увеличением 
концентрации ионов железа проводились измерения 
электропроводности и омического сопротивления.

Расчет скорости коррозии (скорости растворения 
стали) рассчитывался следующим образом: 

1. Определялась потеря массы каждого образ-
ца-свидетеля:

                     (1)
 где,
∆m –  потеря массы пластины; 
m0 – начальная масса пластины; 
m1 – потеря массы пластины после выдержки в 

кислотном растворе.
2. Вычислялась скорость коррозии:

                                                                                          (2)
∆m –  потеря массы пластины; 
S  – площадь поверхности образца, мм2;
t – время выдержки в кислотном составе.
На основании результатов проведенных экспери-

ментов была составлена таблица 1. 

Таблица 1 – Результаты экспериментов скорости 
коррозии кислотных растворов при моделировании 
дестабилизации ингибиторов коррозии 

№ Наименование
Концентрация 
ионов железа, 

%

Масса 
до, г

Масса 
после, г

S,
площадь 

Скорость 
коррозии,  

г/(м2 ч)

1 КР № 1 0 14,3524 14,3495 0,00222 0,054

2 КР № 1 0,2 22,909 22,887 0,0024 0,28

3 КР № 1 0,5 20,023 20,000 0,0022 0,43

4 КР № 1 1,0 20,000 19,953 0,0022 0,88

5 КР № 1 1,5 19,952 19,895 0,0022 1,07

6 КР № 2 0 14,3740 14,3703 0,0022 0,07

7 КР № 2 0,2 22,991 22,974 0,0024 0,29

8 КР № 2 0,5 22,988 22,956 0,0024 0,57

9 КР № 2 1,0 22,8422 22,7807 0,0022 1,01

10 КР № 2 1,5 22,948 22,887 0,0022 1,15

Для ингибированной соляной кислоты при 20 °C 
скорость коррозии целесообразно поддерживать на 
уровне не выше 0,2 г/м²·ч. На основании данных, 
представленных в таблице 1, был построен график 

зависимости скорости коррозии стали от концентра-
ции ионов железа в растворах соляной кислоты с 
различной концентрацией.

Анализ данных, представленных в таблице 1 и 
на рисунке 5, показывает, что при моделировании 
дестабилизации ИК в растворах соляной кислоты 
увеличивается скорость коррозии. Для обоих иссле-
дуемых кислотных растворов наблюдается тенден-
ция увеличения скорости коррозии при повышении 
содержания ионов железа в растворе. При мини-
мальной концентрации ионов железа исследуемые 
растворы характеризуются сравнительно низкой 
скоростью коррозии. С увеличением концентрации 
отмечается последовательное возрастание скорости 
коррозии.

Далее были проведены измерения электропро-
водности и омического сопротивления кислотного 
раствора КР №1 и КР №2 при моделировании деста-
билизации ингибиторов коррозии. Результаты пред-
ставлены в таблицах 2 и 3.

Таблица 2 – Результаты тестирования кислотно-
го раствора № 1 на электропроводность и омическое 
сопротивление

№ Наименование Концентрация 
ионов железа, %

Электропроводность, 
ms/cm

Омическое 
сопротивление, 

Ω*см

1 КР №1 0 904,5 0,40

2 КР №1 0,5 891,5 0,40

3 КР №1 1,0 877,6 0,41

4 КР №1 2,0 864,1 0,41

5 КР №1 3,0 856,8 0,42

6 КР №1 5,0 808,4 0,43

7 КР №1 10,0 788,9 0,46

Рис. 5. График влияния увеличения концентрации ионов железа на 
скорость растворения стали
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Результаты экспериментов
При моделировании дестабилизации ингибито-

ра коррозии в растворе КР №1 с меньшей концен-
трацией соляной кислоты скорость коррозии стали 
возрастает с 0,054 до 1,07 г/(м²·ч) при увеличении 
содержания ионов железа от 0 до 1,5% (табл. 1, рис. 
5). Электропроводность этого раствора (табл. 2, рис. 
6, 7) снижается с 904,5 до 788,9 мСм/см, а омическое 
сопротивление увеличивается с 0,40 до 0,46 Ом·см 
при росте концентрации ионов железа. Для раствора 
КР №2 с большей концентрацией соляной кислоты 
(табл. 3, рис. 8, 9) наблюдается аналогичная зависи-
мость. Скорость коррозии повышается с 0,07 до 1,15 
г/(м²·ч) в диапазоне 0–1,5% ионов железа. Электро-
проводность падает с 956,2 до 860,9 мСм/см, омиче-
ское сопротивление растёт с 0,38 до 0,43 Ом·см.

Выводы
На основе полученных данных можно предпо-

ложить, что измерение электропроводности можно 
рассматривать как дополнительный метод оценки 
коррозионной активности кислотных растворов пе-
ред их применением. При этом электропроводность 
и омическое сопротивление не определяют коррози-
онную активность напрямую, однако потенциально 

Таблица 3 – Результаты тестирования кислотно-
го раствора № 2 на электропроводность и омическое 
сопротивление

№ Наименование Концентрация 
ионов железа, %

Электропроводность, 
ms/cm

Омическое 
сопротивление, 

Ω*см

1 КР № 2 0 956,2 0,38

2 КР № 2 0,5 942,1 0,39

3 КР № 2 1,0 927,8 0,39

4 КР № 2 2,0 912,4 0,40

5 КР № 2 3,0 904,8 0,40

6 КР № 2 5,0 881,7 0,41

7 КР № 2 10,0 860,9 0,43

На основе данных, представленных в таблицах 2 
и 3, были построены графики зависимостей электро-
проводности и омического сопротивления кислот-
ных составов от степени дозирования ионов железа.

Рис. 6. Зависимость электропроводности КР №l при моделировании 
дестабилизации ИК

Рис. 8. Зависимость электропроводности КР №2 при моделировании 
дестабилизации ИК

Рис. 9. Зависимость омического сопротивления КР №2 при 
моделировании дестабилизации ИК

Рис. 7. Зависимость омического сопротивления КР №1 при 
моделировании дестабилизации ИК
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могут фиксировать преобразования, сопровождаю-
щие возможные изменения растворов кислот.
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