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ВВЕДЕНИЕ 

 
 
 

Актуальность темы исследований 

Основная доля добычи нефти в Республике Башкортостан обеспечивалась за 

счет разработки залежей нефти в терригенных коллекторах. К настоящему 

времени большинство таких объектов имеют падающую добычу нефти и 

находятся на поздней стадии разработки. Снижение темпов падения добычи 

нефти существенно восполняется за счет разработки месторождений, 

приуроченных к карбонатным отложениям. Поэтому на нефтегазодобывающих 

предприятиях Башкортостана уделяется большое внимание развитию и 

совершенствованию процессов добычи нефти из карбонатных коллекторов. 

В Башкортостане выделен ряд геологических карбонатных комплексов с 

нефтенасыщенными залежами и значительными запасами нефти. Особенностями 

комплексов является сложное строение коллекторов, обусловленное высокой 

степенью неоднородности, низкой проницаемостью, сложной структурой 

порового пространства и неоднородностью коллекторских и фильтрационных 

характеристик, что отрицательно влияет на показатели разработки залежей. 

Кроме того, добыча нефти осуществляется из малодебитных скважин и 

осложняется её высокой вязкостью. Однако, несмотря на изученность проблемы, 

остается ряд задач, которые требуют дальнейшего уточнения при эксплуатации 

карбонатных коллекторов на поздних стадиях разработки. 

Основным методом интенсификации притока нефти из карбонатных 

объектов является применение различного вида кислотных обработок скважин. С 

начала разработки карбонатных пластов на промыслах по традиционным 

технологиям проводятся простые солянокислотные, термокислотные, 

пенокислотные, нефтекислотные и другие виды кислотных обработок скважин. 

Из-за значительной неоднородности карбонатных коллекторов, осложненных 

трещиноватостью, скважины быстро обводняются. В последнее десятилетие остро 

стоит проблема повышения эффективности применяемых методов 
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интенсификации добычи нефти из высокообводненных карбонатных коллекторов. 

В условиях роста обводненности традиционные солянокислотные обработки 

оказываются малоэффективными. 

На месторождениях запада и юго-запада Башкортостана широкое и 

сравнительно успешное применение получили комбинированные двухстадийные 

полимеркислотные обработки (ПолКО). Однако результаты ПолКО недостаточно 

обобщены и требуется проведение системного анализа эффективности их 

применения в различных геолого-физических условиях. А также - выявление 

оптимальных параметров технологии их использования. Технологический 

процесс реализации ПолКО заключается в том, что на первой стадии обработки 

обеспечивается селективное отключение водонасыщенных интервалов, а на 

второй – солянокислотное воздействие на нефтенасыщенную поровую матрицу 

для увеличения проницаемости карбонатного коллектора. За годы применения 

ПолКО промысловые испытания проходили различные водоизолирующие 

композиции на основе полимеров акрилового ряда (гипан, гивпан, ПВВ), в 

качестве коагулянтов использовались хлориды кальция и алюминия. 

Учитывая многолетний опыт разработки залежей нефти в карбонатных 

коллекторах в условиях опережающего обводнения продукции скважин по 

высокопроницаемым зонам неоднородного пласта, а также ухудшения структуры 

остаточных запасов, особую актуальность приобретает дальнейшее развитие 

технологии комбинированного полимер-кислотного воздействия на призабойную 

зону пласта. 

 

Цель работы 

Повышение эффективности разработки запасов нефти из обводненных 

карбонатных коллекторов на основе моделирования, обобщения опыта 

применения и развития методов полимер-кислотного воздействия для 

интенсификации притока нефти и снижения объемов добычи воды. 
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Задачи исследования 

1. Изучение особенностей разработки карбонатных нефтеносных 

комплексов месторождениям западного Башкортостана. Проведение 

систематизации и обобщения свойств пород, влияющих на эффективную толщину 

пластов. Анализ динамики снижения извлекаемых запасов. 

2. Современные представления о механизме и условиях проведения 

комбинированного полимер-кислотного воздействия в ПЗП для интенсификации 

притока нефти и ограничения добычи воды. 

3. Лабораторные исследования осадко-гелеобразующей способности 

полимерных растворов на основе полимеров акрилового ряда, применяемых при 

ПолКО. 

4. Разработка и обоснование инструкции по применению технологии 

полимер-кислотного воздействия на основе полимера РЕАКОМ.  

5. Моделирование процесса солянокислотной и полимер-кислотной 

обработок скважины. Определение оптимальных параметров их проведения. 

 

Методы исследования 

Поставленные в работе задачи решались с применением математического 

моделирования процесса солянокислотного воздействия, а также путем 

проведения анализа промысловых данных, обобщения материалов лабораторных 

и промысловых исследований. Статистическая обработка промысловой 

информации проводилась с использованием математических методов анализа 

данных в программном комплексе «STATISTICA-6». 

 

Научная новизна 

1 Установлена обратная экспоненциальная зависимости эффективной 

толщины карбонатного пласта от перфорированной по результатам 

геофизических и литолого-физических исследований сложнопостроенных 

карбонатных коллекторов турнейского яруса месторождений западной части 

Башкортостана. 
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2 Установлен характер влияния технологических параметров разработки 

(дебит скважин, обводненность, остаточные извлекаемые запасы) и кратности 

проведения обработок на эффективность применения полимер-кислотного 

воздействия на пласты турнейского яруса Копей-Кубовского и каширо-

подольские отложения Арланского месторождений. 

3 Разработана и обоснована математическая модель солянокислотной и 

полимер-кислотного воздействий, учитывающая влияние давления и температуры 

пласта, и позволяющая оптимизировать параметры реализуемого 

технологического процесса и прогнозировать его эффективность на стадии 

проектирования. 

 

Практическая ценность и реализация результатов исследований 

1 Разработана технология и временная инструкция «Технология полимер-

нефтекислотной обработки скважин с использованием полимера РЕАКОМ для 

интенсификации добычи нефти из обводненного карбонатного пласта». 

2 Предложенная математическая модель, учитывающая послойную 

неоднородность пласта, его фильтрационно-емкостные свойства, реологические 

характеристики флюидов, влияние температуры и давления, реализована в виде 

симулятора процесса простых СКО и двухстадийных ПолКО. Данный подход 

реализован для условий турнейского яруса Ташлыкульского и Копей-Кубовского 

месторождений и позволяет оптимизировать технологии и прогнозировать 

результаты проведения обработок. 

3 Методика определения оптимальных параметров проведения ПолКО и 

СКО, основанная на применении симулятора, используется при чтении лекций, 

проведении лабораторных и практических занятий по дисциплинам «Технология 

и техника методов повышения нефтеотдачи пластов», а также курсовом и 

дипломном проектировании со студентами горно-нефтяного факультета, 

обучающимися в бакалавриате и магистратуре по направлениям 131000 

Нефтегазовое дело, профиль «Эксплуатация и обслуживание объектов добычи 

нефти» и «Разработка нефтяных месторождений» соответственно. 
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Защищаемые положения 

1 Обратная экспоненциальная зависимость эффективной толщины пласта от 

перфорированной для карбонатных коллекторов турнейского яруса 

месторождений западной части Башкортостана. 

2 Эффективность кратного применения полимер-кислотного воздействия на 

обводненные скважины с целью интенсификации притока нефти и ограничения 

добычи воды. 

3 Применение полимерной композиции РЕАКОМ при проведении 

комбинированных полимер-кислотных обработок скважин. 

4 Модели процессов солянокислотной и полимер-кислотной обработок 

скважин с учетом неоднородности пласта и влияния температуры и давления на 

скорость взаимодействия соляной кислоты с породообразующими минералами. 

 

Апробация работы 

Результаты и основные положения диссертационной работы докладывались 

на пятой молодежной научно-практической конференции «Промысловая 

геофизика: проблемы и перспективы» (г. Уфа, 2011), VII Всероссийской научно-

практической конференции «Нефтепромысловая химия» (г. Москва, 2012), 

научно-технической конференции «Сервисные услуги в добыче нефти» (г. Уфа, 

2014), научно-технической конференции молодых ученых-специалистов OOO 

«БашНИПИнефть» (г. Уфа, 2014), международной научно-практической 

конференции «Проблемы и методы обеспечения надежности и безопасности 

систем транспорта нефти, нефтепродуктов и газа» в рамках XXII Международной 

специализированной выставки «Газ. Нефть. Технологии - 2014» (г. Уфа, 2014), 62-

66-й научно-технических конференциях студентов, аспирантов и молодых ученых 

Уфимского государственного нефтяного технического университета (г. Уфа, 

2010-2014). 
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1 СОВРЕМЕННЫЕ ПРЕДСТАВЛЕНИЯ О МЕТОДАХ 

ИНТЕНСИФИКАЦИИ ПРИТОКА НЕФТИ ИЗ КАРБОНАТНЫХ 

КОЛЛЕКТОРОВ ЗАПАДНОЙ ЧАСТИ БАШКОРТОСТАНА 

 
 
 

1.1 Анализ динамики добычи нефти из карбонатных и терригенных 

коллекторов в НГДУ «Туймазанефть» 

 

Период времени с открытия нефтеносности в девонских отложениях 

палеозоя характеризовался бурным ростом добычи нефти из терригенных 

отложений западной части Башкортостана. Такая динамика добычи нефти связана 

с интенсивным вовлечением в разработку крупных девонских залежей на 

Туймазинском, Серафимовском и Шкаповском месторождениях, явившихся 

основой западного нефтепромышленного региона Башкортостана. Начальные 

балансовые запасы терригенного девона по указанным месторождениям 

составляли 78,6%; 91,4%;97,1% от общих запасов, соответственно. Разработка 

этих месторождений, а также более мелких, открытых в последующие годы и 

показанных на рисунке 1 обеспечивала добычу нефти в течение многих лет [7, 

71]. 

В настоящее время НГДУ «Туймазанефть» разрабатывает 21 

месторождение на территории десяти административных районов западной части 

Республики Башкортостан и двух административных районов Республики 

Татарстан. Наиболее крупными являются Туймазинское, Шкаповское, 

Серафимовское, Ардатовское, Знаменское, Копей-Кубовское, Троицкое, 

Стахановское нефтяные месторождения. 

Нефтегазоносность запада Башкортостана приурочена к терригенным и 

карбонатным коллекторам палеозоя. 

По литолого-стратеграфическому признаку все промышленно нефтеносные 

пласты этого региона подразделяются на 4 нефтегазоносных комплекса [7]: 
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Месторождения: 1 – Кызыл-Ключевское, 2 – Илишевское, 3 – Калаевское, 4 – Мустафинское,          
5 – Михайловское, 6 – Ардатовское, 7 – Туймазинское, 8 – Субханкуловское,                                         
9 – Копей-Кубовское, 10 – Саннинское, 11 – Петропавловское, 12 – Ташлы-Кульское,             
13 – Серафимовское, 14 – Стахановское, 15 – Абдулловское, 16 – Тумбарлинское,                          
17 – Троицкое, 18 – Кальшалинское, 19 – Солонцовское, 20 – Любленское,                                        
23 – Усень-Ивановское, 24 – Елизаветинское, 25 – Исмагиловское, 26 – Суллинское,                      
27 – Березовское, 28 – Рятамакское, 29 – Дмитриевское, 30 – Илькинское, 31 – Белебеевское,                
32 – Згурицкое, 33 – Знаменское, 34 – Шкаповское. 

Рисунок 1.1 - Обзорная схема нефтяных месторождений западной части 
Башкортостана 
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1. Терригенный девонский нефтяной комплекс (ТДНК), объединяющий 4 

продуктивных горизонта: 

- ардатовский и воробьевский горизонты живетского яруса среднего девона 

(пласты ДIII и ДIV); 

- муллинский горизонт живетского яруса среднего девона (пласт ДII); 

- пашийский горизонт франского яруса верхнего девона (пласт ДI); 

- кыновский горизонт франского яруса верхнего девона (пласт Дкын); 

2. Карбонатный верхнедевонско-турнейский нефтеносный комплекс 

(КВДТНК): 

- средне- и нижнефаменский подъярусы верхнего девона (пласт Дфам); 

- заволжский надгоризонт верхнефаменского подъяруса верхнего девона 

(Дзав); 

- турнейский ярус нижнего карбона (Стур). 

3. Терригенный нижнекаменноугольный нефтеносный комплекс, 

включающий бобриковский и радаевский горизонты визейского яруса (Сбоб+рад), 

которые представляют терригенную толщу нижнего карбона (ТТНК). 

4. Ассельскокунгурский нефтегазоносный комплекс (АКНК). В 

рассматриваемом регионе АКНК представлен артинским ярусом нижнего отдела 

пермской системы (пласт Рарт). 

На месторождениях НГДУ «Туймазанефть» добыча нефти из карбонатных 

пластов началась с разработки турнейского яруса в 1939 г. Следующим 

карбонатным объектом, введенным в разработку, стал фаменский ярус в 1957 г. 

Залежи нефти в заволжском надгоризонте ввели в эксплуатацию в 1966 г. По 

состоянию на 1967 г 129 скважин эксплуатировали залежи нефти в карбонатных 

коллекторах. 

На рисунке 1.2 представлена структура добычи нефти по типу коллектора в 

НГДУ «Туймазанефть» за период с 1965 до 2013 гг. Из рисунка видно, что рост 

доли добычи нефти из карбонатных объектов (Стур, Дфам, Дзав) верхнедевонско- 
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Рисунок 1.2 -  Структура добычи нефти по нефтеносным комплексам 

месторождений НГДУ «Туймазанефть» 

 

турнейского нефтеносного комплекса начался в 1967 г. По состоянию на 

01.01.2013 доля нефти, добываемой из карбонатных пластов составляет половину 

всей добычи или 48%, количество добывающих скважин – 1429. 

 

 

1.2 Особенности строения карбонатных пластов западного 

Башкортостана, состояние разработки и свойства насыщающих их флюидов 

 

В качестве примера рассмотрим геолого-физическую характеристику 

карбонатных коллекторов некоторых месторождений c, разрабатываемых НГДУ 

«Туймазанефть», описывающих значительную часть диапазона изменения 

литологического состава, структуры порового пространства, типа цементации и 

фильтрационно-емкостных характеристик [7, 38, 75]. 
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Туймазинское месторождение расположено на востоке южного 

(Альметьевского) купола Татарского свода. На месторождении скважинами 

вскрыты породы кристаллического фундамента и отложения додевонского (венд), 

девонского, каменноугольного и пермского возраста. 

Продуктивная пачка СТ турнейского яруса располагается ниже кровли на 2 

– 6 м. Пачка неоднородна по своему составу. Среди пористых разностей 

карбонатов встречаются плотные прослои, окремнелые известняки. В пачке СТ 

выявлено 26 залежей. 

Кизеловский горизонт сложен известняками серыми и светло-серыми, 

органогенно-обломочными, в верхней части окремнелыми, участками пористыми 

и нефтенасыщенными, с мелкосгустковой структурой, иногда 

доломитизированными. Толщина горизонта 23 – 30 м. 

Промышленно нефтеностными в разрезе фаменского яруса являются 

карбонатные отложения верхне- и среднефаменского подъярусов – пачки Dзв1, 

Dзв2, Dфмс1 и Dфмс2. 

Продуктивные отложения заволжского надгоризонта представлены 

известняками серыми, светло-серыми, участками буровато-серыми, 

органогенными и органогенно-детритовыми, прослоями каверново-поровыми, 

поровыми, на отдельных участках трещиноватыми. Наблюдается высокая 

геологическая неоднородность, переслаивание известняков пористых и плотных, 

глинистых. Коэффициент расчлененности составляет по пачке Dзв1 - 2,40, по 

пачке Dзв2 - 3,40. 

 Пачка Dзв1 приурочена к верхней части заволжского надгоризонта 

фаменского яруса. Общая толщина пачки меняется от 10,0 до 18,6 м. 

Эффективная толщина пачки достигает 14,9 м и в среднем равна 8,0 м. Средняя 

толщина нефтенасыщенных коллекторов  составляет  5,4 м. Коэффициент 

расчлененности  равен 2,4, коэффициент распространения  0,97. Доля коллектора 

в пачке составляет 0,55.  



15 
 

Пачка Dзв2 отделена от вышезалегающей пачки Dзв1 прослоем плотных 

глинистых известняков и несколько превосходит ее по толщине. Общая толщина 

пачки Dзв2 колеблется от 3,2 до 29,4 м и в среднем составляет 21,2 м. 

Эффективные толщины находятся в пределах от 1,9 до 24,0 м. Средняя 

нефтенасыщенная толщина составляет    5,4 м. 

Коэффициент расчлененности пачки Dзв2 составляет 3,4; распространения 

0,98; доля коллектора в пачке составляет 0,38.  

Основная продуктивная пачка Dфмс1 фаменского яруса залегает 

непосредственно под фаменским репером. Пачка представлена чередованием 

плотных непроницаемых известняков с прослоями коллекторов, число которых 

колеблется от 1 до 18. Коэффициент расчлененности составляет 3,6; коэффициент 

распространения приближается к единице (0,99). Доля коллектора в пачке 

составляет 0,52. 

Пачка Dфмс2 отделена от пачки Dфмс1 значительным по толщине прослоем 

плотных, глинистых карбонатов с небольшими прослоями аргиллитов. В 

единичных скважинах в средней части этого прослоя прослеживаются один или 

два незначительных по толщине прослоя водонасыщенного известняка. 

Из всех продуктивных пачек фаменского яруса пачка Dфмс2 отличается 

наличием значительных по площади зон отсутствия коллекторов, наибольшее 

развитие  которые получили на северной, северо-восточной и восточной 

территории Туймазинского месторождения. В центральной и южной части 

площади непроницаемые породы распространены в виде различных по размеру и 

конфигурации линз отсутствия коллекторов. 

Породами-коллекторами в пачке являются известняки серые, с коричневым 

оттенком, тонкокристаллические, органогенные, сульфатизированные, каверново-

поровые, трещиноватые. 

Общая толщина пачки меняется от 1,8 до 5,2 м и в среднем составляет 3,8 м. 

Средняя толщина нефтенасыщенных пород составляет 3,1 м. Коэффициент 
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расчленен-ности равен 1,2; коэффициент распространения  0,60. Доля коллектора 

в пачке составляет 0,61. 

Промышленно нефтеносными в разрезе Абдуловского месторождения 

являются пачки Ркг и Рар карбонатной толщи нижней перми, пласт CVI 

терригенной толщи нижнего карбона, пачка СТкз турнейского яруса, пачки Dзв1, 

Dзв2, Dзв3 заволжского надгоризонта, пачки Dфмс1, Dфмс2, Dфмс3 и Dфмн 

фаменского яруса, пласты D0, DIвх, DIнж, DII, DIII, DIVвх и DIVнж терригенной 

толщи девона. Всего на месторождении восемь продуктивных пластов и десять 

пачек.  

Пачка СТкз (СТкз1) - верхняя пачка мощного продуктивного карбонатного 

разреза месторождения. Ниже по разрезу выделены пачки Dзв (заволжский 

надгоризонт верхнефаменского подъяруса), Dфмс (среднефаменский подъярус), и 

пачка Dфмн (нижнефаменский подъярус). 

Для залежей всех этих карбонатных пачек можно выделить некоторые 

общие характерные особенности. Развитие залежей по площади и в разрезе 

обусловлено суммарным влиянием литологического и структурного факторов. 

Все выделенные залежи имеют пластовый сводовый характер и только в той или 

иной степени экранированы литологически. 

Общая толщина пачки СТкз варьирует от 11,8 до 30,7 м, в среднем 

составляет 19,8 м. Эффективная нефтенасыщенная толщина изменяется от 0,7 до 

9,4 м при средней 5,3 м. Расчлененность равна 1,4, песчанистости – 0,26. 

Всего в пачке выделены 13 залежей (графические приложения  Г.18, Г.19). 

Все залежи пластово-сводовые, в той или иной степени литологически 

ограниченные. Чисто литологических залежей промышленного значения не 

выделено 

По разрезу в отложениях заволжского надгоризонта по литологическим 

свойствам и положению ВНК выделены три пачки: верхняя Dзв1, средняя Dзв2 и 

нижняя Dзв3. 

В пачке Dзв1 выявлены 13 залежей нефти 
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Средняя пачка Dзв2 включает в себя четыре хорошо выдержанных прослоя 

коллекторов, толщиной до 2,0 м. Толщина средней пачки изменяется от 34,3 до 

66 м. Средневзвешенная нефтенасыщенная толщина коллекторов составляет 

2,7 м. Расчленённость 2,4, доля проницаемых прослоев в пачке 0,05.  

Нижняя пачка Dзв3 имеет небольшую толщину 10 м, в ней выделяются 

преимуществнно два пористых прослоя (в кровельной и подошвенной частях), 

представленных по описаниям керна и грунтов порово-кавернозными 

известняками и доломитами. 

Пачки Dзв2 и Dзв3 отделены от вышезалегающих небольшими по толщине 

(до 6 м) пластами плотных глинистых известняков, которые в ряде разрезов 

включают в себя небольшие пористые прослои. По площади он имеет локальное 

распространение, постепенно замещаясь плотными известняками. Средняя общая 

толщина пачки составляет 62,1 м. Средневзвешенная нефтенасыщенная толщина 

3,5 м. Расчленённость составляет 2,3, доля проницаемых прослоев в пачке 0,04. 

В пачке Dзв3 выявлено шесть залежей нефти. 

По пачке Dфмс геометризация залежей выполнена по трем раздельным 

пачкам Dфмс1, Dфмс2 и Dфмс3. В связи с тем, что во многих скважинах 

эксплуатация этих пачек ведется единым фильтром, с целью удобства учета 

выработки запасов использована сквозная (по разрезу) нумерация залежей. Всего 

выделены 22 залежи. В преобладающем большинстве случаев ВНК принят по 

подошве наиболее низкого нефтенасыщенного коллектора. Как литологические 

выделены залежи 1 и 5 (пачка Dфмс1), 19 и 20 (пачка Dфмс2) и 17 (Dфмс3). 

Эффективная нефтенасыщенная толщина пачки Dфмс2 изменяется от 0,6 до 

5,9 м и в среднем равна 2,3 м (графические приложения Г.28, Г.29). 

Средневзвешенная нефтенасыщенная толщина 1,82 м. Коэффициент доли 

коллекторов равен 0,05 д.ед. Расчлененность 2,2.  

Эффективная нефтенасыщенная толщина пачки Dфмс3 изменяется от 0,6 до 

4,2 м и в среднем равна 1,9 м (графические приложения Г.30, Г.31). 

Средневзвешенная нефтенасыщенная толщина 1,72 м. Коэффициент доли 

коллекторов равен 0,04 д.ед. Расчлененность 1,8. 
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Ардатовское нефтяное месторождение расположено на восточном склоне 

Южно-Татарского свода и приурочено к группе небольших пологих поднятий, 

разделенных прогибами. Поднятия различны по размерам.  

Нефтеносны терригенные отложения тульского и бобриковского горизонтов 

нижнего карбона, карбонатные отложения кизеловского, малевско-упинского 

горизонтов турнейского яруса, верхне-, средне- и нижнефаменского подъярусов 

верхнего девона. 

В турнейском ярусе продуктивны две пачки пористо-кавернозных 

известняков. 

В кизеловском горизонте установлены 2 мелких залежи. Толщины 

продуктивных прослоев до 5,6 м, проницаемость их низкая и составляет всего 

0,01 мкм2 в среднем. 

В малевско-упинских известняках выявлена одна залежь. Мощность до 3,5 

м, проницаемость также невысокая. 

В заволжском горизонте выявлено 3 залежи. Мощность нефтенасыщенных 

прослоев в сумме составляет 0,8-42,8 м. Известняки низкопроницаемые (0,015 

мкм2). 

В среднефаменском подъярусе насчитывается 13 мелких массивных 

залежей, приуроченных к пористо-кавернозным низкопроницаемым известнякам.  

В нижнефаменском подъярусе установлена одна мелкая залежь, вскрытая 

всего одной скважиной. Проницаемость коллекторов 0,003 мкм2. 

Залежи нефти Мустафинского нефтяного месторождения приурочены к 

небольшим обособленным куполовидным поднятиям и куполам (от 4x2,5 до 

0,5x0,5 км при высоте 5-40 м). Нефтеносны отложения тульского и бобриковского 

горизонтов визейского яруса, кизеловского горизонта турнейского яруса, верхне- 

и среднефранского подъярусов, кыновского и пашийского горизонтов 

терригенного девона. 

В турнейском ярусе 7 залежей в кизеловском горизонте. Мощность 

нефтенасыщенных известняков составляет 0,8-6 м. ВНК от -977 до -998 м. 
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Проницаемость 0,2 мкм2. Залежи пластово-сводового типа. Пластовое давление 

12,4 МПа. 

В верхнефаменском подъярусе одна мелкая залежь. 

Залежь среднефранского подъяруса вскрыта всего одной скважиной и 

приурочена к порово-трещиноватой зоне толщи плотных известняков. 

Нефтеносность Копей-Кубовского месторождения связна с отложениями 

бобриковского и радаевского горизонтов, турнейского яруса (кизеловский и 

упитский горизонты). Фаменского яруса (заволжский горизонт и пачка Д) и 

пашийского горизонты (пласт ДI). В целом по величине начальных извлекаемых 

запасов месторождение относится к категории средних [7]. 

В турнейском ярусе нефтеносны карбонатные отложения верхней части 

кизеловского горизонта. Коллекторы кизеловского горизонта представлены 

известняками серыми, светло-серыми, органогенными, органогенно-

обломочными, участками перекристаллизованными, пористыми, местами 

трещиноватыми. Известняки состоят из обломков и целых раковин форамонифер, 

остракод, криноидей и остатков водорослей. Все это сцементировано 

пелитоморфным или тонкозернистым кальцитом. Тип цементации контактовый.  

Количество пористых прослоев и их положение в разрезе значительно 

изменяется по скважинам. Достаточно четко прослеживаются 2 верхних прослоя, 

к которым приурочены залежи нефти. Средняя толщина верхнего прослоя 6,8 м, 

нижнего – 3,8 м они разделены прослоем плотного глинистого известняка 

толщиной 2 – 4 м и лишь в некоторых скважинах этот раздел отсутствует. Общая 

толщина кизеловской продуктивной пачки равна в среднем 16 м, эффективная – 

5,1 м. Пористость известняков достигает 20%, проницаемость – 0,262 мкм2, а 

средние значения по турнейскому ярусу соответственно 12,0% и 0,025 мкм2. 

Начальная нефтенасыщенность – 0,81. 

Отложения заволжского надгоризонта верхнефаменского подъяруса 

представлены известняками серыми и коричневато-серыми, органогенно-

обломочными, пелитоморфными, неравномерно глинистыми с прослоями  
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Продуктивная часть образована двумя пачками. Общая толщина верхней 

пачки изменяется от 7 до 14 м, и равна в среднем 10 м, нижней пачки – 17 – 26 м, 

а в среднем – 21 м. Пористость коллекторов по обеим пачкам составляет 9,1 – 9,5 

%, проницаемость 0,002 – 0,01 мкм2, нефтенасыщенность – 0,74 – 0,79. 

В обеих пачках выделено 11 нефтяных залежей. Все они относятся к типу 

пластовых сводовых с размерами от 0,5 х 0,3 до 6,1 х 4,0 км. Максимальные 

нефтенасыщенные толщины верхней пачки составляют 8 м, нижней – 14,2 м. В 

кровле каждой пачки глинистые известняки с прослоями аргиллитов общей 

толщиной 3 – 5 м. Они хорошо выдержаны по площади и служат покрышками для 

залежей нефти. 

В среднефаменском подъярусе выделяется продуктивная пачка «Д». Она 

представлена известняками массивными, сгустко-комковатыми, участками 

неравномерно перекристаллизованными. Коллекторы пачки «Д» относятся к 

поровому и порово-трещиноватому типам. Средняя пористость пачки составляет         

4 %, проницаемость – 0,015 мкм2, начальная нефтенасыщенность – 0,8. Всего в 

пачке «Д» выявлено 6 залежей нефти, отнесенных к массивным. Размеры залежей 

изменяются от 0,6 х 0,5 до 4 х 4 км. 

В нижнефаменском подъярусе выделяются тонкие нефтенасыщенные 

прослои коллекторов, представленные известняками органогенно-детритовыми, 

доломитами мелко- и крупнозернистыми, местами трещиноватыми. Пористость 

коллекторов изменяется от 0,9 до 5,5% при среднем значении 3,1%. Выявлено 11 

мелких структурных залежей нефти с нефтенасыщенностью (в среднем) 0,88. 

В таблице 1.1 приведены сведения о нефтеносности турнейского яруса 

нижнего карбона и карбонатов фаменского яруса верхнего девона. 

Из сопоставления показателей о запасах месторождений, частично 

приведенных в таблице 1.1 видно, что все три объекта нефтенасыщенных 

карбонатных коллекторов верхнедевонско-турнейского комплекса 

прослеживаются на 14 месторождениях (Абдулловском, Ардатовском, Копей-

Кубовском, Туймазинском и других месторождениях), 2 объекта – на 6 

месторождениях (Троицкое, Калиновское и др.) 1 объект – на 7 месторождениях 
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(Субханкуловское и др.). Коэффициенты начальной нефтенасыщенности 

изменяются от 0,65 до 0,85. 

На рисунке 1.3 представлена диаграмма распределения остаточных запасов 

по карбонатным объектам разработки НГДУ «Туймазанефть».  

 

Таблица 1.1 – Сведения о нефтеносности карбонатного комплекса месторождений 

НГДУ «Туймазанефть» с геологическими запасами более 1млн.т. 

  Месторождение 

Начал
ьные 
геол. 
запасы
, тыс.т. 

Извле
каем
ые 
запас
ы, 
тыс.т. 

Остат
очные 
запас
ы, 
тыс. т. 

Извле
ченны
е 
запас
ы, 
тыс.т. 

Теку
щий 
КИН 

Коне
чны
й 
КИН 

КИ
З 

сред
няя 
общ
ая 
тол
щин
а 
плас
та, м 

сред
няя 
нефт
енас 
ыще
нная 
толщ
ина 
плас
та, м 

Пор
исто
сть, 
Д.ед. 

  Стур                     
1 Туймазинское 50763 12692 8282 4410 8,7 25,0 34,7 5,7 3,30 0,11 
2 Абдуловское 12966 3928 2830 1098 8,5 30,3 28,0 9,4 5,00 0,1 

3 
Копей-
Кубовское 9525 3353 1791 1562 16,4 35,2 46,6 15,7 6,20 0,12 

4 Серафимовское 8232 2817 1706 1111 13,5 34,2 39,4 12,8 4,80 0,11 
5 Мустафинское 6646 2615 1227 1388 20,9 39,3 53,1 17,8 7,90 0,13 
6 Стахановское 11087 3358 1120 2238 20,2 30,3 66,6 6,2 4,70 0,1 
7 Троицкое 1929 773 706 67 3,5 40,1 8,7 12,3 4,70 0,11 
8 Саннинское 7097 3040 652 2388 33,6 42,8 78,6  17,3 8,80 0,13 
9 Калиновское 1626 521 521 0 0,0 32,0 0,0 11,1 4,70 0,11 

10 Солонцовское 2051 687 456 231 11,3 33,5 33,6 9,8 4,90 0,12 
11 Петропавловское 7117 3345 404 2941 41,3 47,0 87,9 6,7 6,70 0,13 
12 Ташлы-Кульское 5470 2184 356 1828 33,4 39,9 83,7 17,0 6,70 0,11 

13 Ардатовское 1112 273 177 96 8,6 24,6 35,2 4,5 2,50 0,11 
  Итого по всем 26 129998 41135 21710 19425 14,9 31,6 47,2 10,1 5,0 0,11 
  Дфам                     

1 Туймазинское 6352 1588 1300 288 4,5 25,0 18,1 11,0 3,50 0,21 
2 Ардатовское 4575 1663 586 1077 23,5 36,3 64,8 12,1 7,10 0,04 
3 Серафимовское 3475 1098 542 556 16,0 31,6 50,6 7,0 3,70 0,1 
4 Троицкое 2313 676 441 235 10,2 29,2 34,8 14,4 1,40 0,07 
5 Абдуловское 2818 588 312 276 9,8 20,9 46,9 16,2 8,1 0,08 

6 
Копей-
Кубовское 4004 1535 280 1255 31,3 38,3 81,8 17,9 11,6 0,03 

7 Михайловское 2376 998 250 748 31,5 42,0 74,9 28,9 7,70 0,03 
8 Стахановское 2291 598 166 432 18,9 26,1 72,2 26,1 3,20 0,1 

 9 Солонцовское 1335 491 193 298 22,3 36,8 60,7 18,4 9,2  0,09  

10 
Субханкуловско
е 1265 316 29 287 22,7 25,0 90,8 23,4 10,8 0,04 

  Итого по всем 23 35274 11017 5176 5841 16,6 31,2 53,0 16,0 4,1 0,08 
  Дзав                     

1 Михайловское 14958 4544 3108 1436 9,6 30,4 31,6  11,1 7,3  0,09  
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2 
Копей-
Кубовское 7329 1982 1768 214 2,9 27,0 10,8  9,3 6,1   0,12 

3 Петропавловское 3024 782 104 678 22,4 25,9 86,7 5,0 2,80 0,11 
4 Ардатовское 1780 363 211 152 8,5 20,4 41,9 7,2 2,20 0,11 
5 Абдуловское 1683 276 208 68 4,0 16,4 24,6 10,0 3,30 0,09 
6 Туймазинское 1293 323 305 18 1,4 25,0 5,6 16,0 14,2 0,08 
7 Калиновское 1028 288 288 0 0,0 28,0 0,0 12,6 3,60 0,1 

  Итого по всем 15 34870 9667 6883 2784 8,0 27,7 28,8 13,9 3,5 0,1 

 

 

Рисунок 1.3 – Распределение остаточных запасов в карбонатных 

коллекторах по объектам разработки 

 

На рисунке 1.4 показано распределение запасов нефти турнейского яруса по 

месторождениям НГДУ.  

Из приведенных диаграмм видно, что основная часть запасов нефти в 

карбонатных коллекторах сосредоточена в залежах турнейского яруса (около 

64%). Степень выработки этих запасов составляет 47%, тогда как Дфам и Дзав – 

53 и 29% соответственно. На рисунке 1.5 представлено распределение 

коэффициента использования запасов (КИЗ) по турнейскому ярусу по 

крупнейшим месторождениям НГДУ «Туймазанефть». 

 

64,3%
15,3%

20,4%

Стур
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Рисунок 1.4 – Распределение остаточных запасов нефти турнейского яруса 

по месторождениям НГДУ 

 

При анализе разработки залежей и эксплуатации скважин часто необходимо 

знать толщину работающей части продуктивного пласта. Наиболее сложно доля 

эффективной толщины пласта определяется для неоднородных карбонатных 

объектов разработки. В нефтепромысловой практике эта величина определяется 

путем геофизических исследований – дебитометрии и термометрии. В результате 

исследований получают профили притока (поглощения) или термограммы в 

интервале перфорации [17]. 

В настоящее время активно разрабатываются карбонатные залежи 

турнейского яруса (кизеловский горизонт), заволжского надгоризонта верхнего 

девона и карбонаты фаменского яруса. Наиболее выдержанным, простирающимся 

на значительной площади является турнейский ярус нижнего карбона, который 

нефтеносен в западной, северо-западной и северной частях Башкортостана. В 

качестве примера приводятся результаты геофизических исследований скважин, 

эксплуатирующих турнейский ярус месторождений Западного Башкортостана. 

 

38,1%

13,0%8,2%

7,8%

5,6%

5,2%

22,1%

Туймазинское

Абдуловское

Копей-Кубовское

Серафимовское

Мустафинское

Стахановское

Другие



24 
 

 

Рисунок 1.5 – Гистограмма распределения коэффициента использования 

запасов по основным месторождениям (объект Стур) 

 

Как отмечалось ранее, залежи турнейского яруса характеризуются развитой 

зональной и слоистой неоднородностями, сложной структурой порового 

пространства на макро- и микроуровнях, в разной степени развитой 

трещиноватостью и кавернозностью [7, 40]. 

Несмотря на сложность стратиграфических разрезов крупных 

месторождений западной части Башкортостана наблюдается схожесть в 

макронеоднородном строении многопластовых систем и минералогическом 

составе нефтенасыщенных продуктивных коллекторов. Разрез представлен 

известняками от светло-серых до коричневато- и темно-серых, органогенно-

обломочными, участками перекристаллизованными с комковато-сгустковой 

структурой. Коллектора неоднородные, пористые, местами трещиноватые с 

прослоями глины. Тип цементации – контактовый. Цемент кальцитовый, 

карбонатно-глинистый. Вид пористости меняется от поровой до трещинно-

поровой и трещинно-кавернозно-поровой [1, 75]. 
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Сочетание макронеоднородности продуктивного пласта с 

микронеоднородностью отдельных его элементов будет характеризовать 

распределение фильтрационных потоков высоковязкой нефти. На распределение 

потоков также будет влиять трещиноватость карбонатного коллектора. Эти 

факторы будут играть решающую роль в формировании профиля притока или 

поглощения. Профили притока позволяют получить представление о 

распределении потоков пластовых флюидов, что необходимо знать при анализе, 

контроле и проектировании разработки нефтяных месторождений. 

Одним из параметров, характеризующих неравномерность профиля притока 

или поглощения, является толщина работающей части продуктивного пласта или 

доля эффективной толщины пласта, представляющая собой отношение 

эффективной толщины пласта к перфорированной. Многочисленные промыслово-

геофизические исследования указывают на низкое значение доли эффективной 

толщины пласта в скважинах, послойное их обводнение по наиболее 

проницаемым интервалам, обусловленное трещиноватостью коллектора. 

На рисунке 1.6, в качестве примера, представлены результаты дебито- и 

термометрических исследований по скважине 2125 Копей-Кубовского 

месторождения (объект разработки - Стур). Интервал перфорации 1301 – 1311 м, 

перфорированная толщина составляет 10 м, эффективная толщина -  4,1 м, доля  

 

 

Рисунок 1.6 - Результаты дебито – и термометрических исследований скв. 2125  
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эффективной толщины, равная отношению эффективной толщины к 

перфорированной – 0,41. 

При интерпретации результатов дебитометрических исследований скважин, 

эксплуатирующих турнейский ярус месторождений западной части 

Башкортостана (приложение 1), наблюдается довольно широкий разброс 

значений, при этом построение графических зависимостей значений доли 

эффективной толщины пласта (
hhэф ) от перфорированной толщины (h), 

представленных на рисунке 1.7, позволяет выделить нижнюю, верхнюю и 

промежуточную кривые зависимостей, характерные для различного строения 

порового пространства.  

Статистическая обработка результатов исследований выявила, что эти 

зависимости носят экспоненциальный характер и имеют вид 
hA

эф ehh ×-=
, а 

уравнения полученных кривых отличаются только числовым коэффициентом А. 

Расположение кривых объясняется особенностями эксплуатации скважин и 

строением порового пространства.  

Нижняя кривая 1 объединяет скважины малодебитные (до 5 м3/сут по 

жидкости), разрабатывающие поровый коллектор. Средняя кривая 2 

характеризует скважины с дебитами от 4 до 9 м3/сут и трещинно-поровый 

продуктивный пласт. Верхняя кривая 3 представляет скважины с более высокими 

дебитами (более 9 м3/сут) и обводненностями (более 90%), эксплуатирующие 

коллектор с сильно развитой трещиноватостью [87]. 
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Рисунок 1.7 - Зависимость доли эффективной толщины пласта от 

перфорированной толщины 

Результаты статистической обработки представлены в таблице 1.3.  

Таблица 1.3 - Результаты интерпретации 

№ 
Уравнение 

зависимости 
R2 Параметры эксплуатации скважин 

1 
h

эф ehh ×-= 15,0  0,86 Низкие дебиты, поровый коллектор 

2 
h

эф ehh ×-= 09,0  0,88 
Средние дебиты, трещинно-поровый 

коллектор 

3 
h

эф ehh ×-= 05,0  0,79 
Высокие дебиты, высокая 

обводненность, сильно развита 
трещиноватость 

 
Как видно из таблицы, уравнения позволяют с достаточной степенью 

точности вычислять значения доли эффективной толщины пласта. Это 

предоставляет возможность для предварительной оценки доли эффективной 

толщины пласта на стадии проектирования и разработки плана проведения 

геолого-технических мероприятий. 
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При построении графических зависимостей и составлении уравнений 

использовались результаты дебитометрии и термометрии. За основу 

статистической обработки приняты данные скважинных дебитометрических 

исследований. Анализ результатов показал, что более 50% значений работающих 

толщин совпадают в пределах погрешности 10%. Незначительное количество 

замеров с помощью высокоточного термометра (7%) несколько меньше, чем по 

профилям притока. В остальных случаях результаты определения эффективной 

толщины пласта по термодинамическим исследованиям несколько, а иногда и 

значительно, больше, чем по дебитометрическим [77, 87].  

Таким образом, полученные графические зависимости, построенные по 

данным геофизических исследований скважин, и уравнения можно использовать в 

технологических расчетах при планировании воздействия на призабойную зону 

скважин в условиях турнейского яруса месторождений западной части 

Башкортостана. 

Физико-химические свойства пластовых флюидов и их активность во 

многом определяют эффективность разработки залежей карбонатного комплекса. 

В таблице 1.4 представлена физико-химические свойства нефтей по 

месторождениям НГДУ «Туймазанефть», с значительными остаточными запасами 

в карбонатных коллекторах. 

Как видно из таблицы, нефти карбонатных залежей месторождений 

западного Башкортостана по своему составу и свойствам относятся к тяжелым, 

вязким, высокосернистым, высокопарафинистым, смолистым. Средняя плотность 

пластовой нефти изменяется от 855 до 932 кг/м3, вязкость, в основном, от 4,0 до 

39,7 мПа·с. Давление насыщения по всем залежам изменяется от 3,4 до 7,3 МПа, а 

в среднем находится в диапазоне от 5,0 до 6,0 МПа. Нефти являются 

слабогазонасыщенными, и величина газового фактора не превышает 36 м3/т и в 

среднем составляет 20-25 м3/т. В связи с низким газосодержанием нефтей, при 

разработке залежей нефти ниже давления насыщения, в них содержится 

повышенное количество асфальто-смоло-парафиновых веществ (АСПВ). 

Содержание парафина в нефти составляет от 2,4 до 4,4%, содержание 



29 
 

 

Таблица 1.4 – Характеристика нефтей карбонатного комплекса месторождений 

западного Башкортостана 

  Месторождение 

Плотность в 
пласт. 

условиях, кг/м3 

Плотнос
ть в 

поверхн. 
условия
х, кг/м3 

Давлен
ие 

насыщ
ения 

нефти 
газом, 
МПа 

Газонасыщенн
ость, м3/т 

Вязкость нефти 
в пластовых 

условиях, 
мПа·с 

Плас
това
я 
темп
ерат
ура 

  Стур 
 

 
   

 
1 Туймазинское 875  2 10 15,5 18 
2 Абдуловское 856  5,82 26,6 10,2 27 
3 Копей-Кубовское 869  5,2 19,5 9,9 23,8 
4 Серафимовское 873  5,56 21,69 16,3 26 
5 Мустафинское   6,0 8 20  
6 Стахановское 865 883 4,99 22,55 9,46 25,5 
7 Троицкое 856 927 6,81 14 10,2 27 
8 Саннинское   6,2 19 14 27 
9 Солонцовское 867 886 6,1 16,8 13,9 28 

10 Петропавловское 843 866 5,6 26,5 5,35 28 
11 Ташлы-Кульское  879 4,1 15 21  

12 Ардатовское  900 5,7 15 -  
  Итого по всем 26       
  Дфам       

1 Ардатовское 897 908 5,2 12,3 36,4 25 
2 Серафимовское 860  5,92 26,28 8,85 35 
3 Троицкое 889 908 4 15,5 18,2 30 
4 Абдуловское 869  7,1 30,8 24,7 30 
5 Копей-Кубовское 869  5,7 20,3 10,8 26 
6 Михайловское  874 5,7 17 14  
7 Стахановское  893 3,5 28 10  

 8 Солонцовское 849 873 5,3 26,8 7,09 28 
9 Субханкуловское  855 4,5 36 4  
  Итого по всем 23       
  Дзав       

1 Михайловское  874 5 17 11  
2 Копей-Кубовское 849  5,2 26,8 6 24,5 
3 Петропавловское 835 860 5,7 30,4 4,7 28 
4 Ардатовское 860 873 4,6 20,9 6,46 24 
5 Абдуловское 887  6,57 23,93 17 29,5 
6 Туймазинское 914  1,7 4,5 45,4 26 

  Итого по всем 15       

 

селикогелевых смол залежей турнейского яруса составляет от 17,0 до 24%, а 

башкиро-верейских 29,5 – 35,8% при вязкости нефти первых в несколько раз 

больше. Содержание асфальтенов в нефтях всех залежей приблизительно 

одинаково и изменяется от 4,0 до 8,2%.  
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Пластовые воды рассматриваемых залежей являются 

высокоминерализованными (до 800 мг-экв/100 г), плотность составляет                      

1155 – 1190 кг/м3. В солевом составе преобладают хлориды кальция и натрия. 

Первая соленость достигает 83%. Концентрация солей кальция несколько выше, 

чем солей магния. По классификации В.А. Сулина, воды относятся к 

хлоркальциевому типу, группе хлоридных, подгруппе натриевых вод.  

 

1.3 Анализ применения различных видов солянокислотного 

воздействия на карбонатный коллектор 

 

Одними из основных и наиболее эффективными методами интенсификации 

притока нефти из карбонатных коллекторов в НГДУ «Туймазанефть» ООО 

«Башнефть-Добыча» являются различного вида солянокислотные обработки 

(СКО) скважин [46, 47, 73]. Около 30% всех проводимых СКО в ООО «Башнефть-

Добыча» приходится на месторождения НГДУ «Туймазанефть». С начала 

разработки карбонатных пластов проводятся простые СКО, термокислотные 

(ТКО), пенокислотные (ПКО) и нефтекислотные (НКО) обработки [20, 21, 31, 32, 

41]. Технологии их проведения хорошо освоены и стали традиционными [3, 67]. 

Анализ эффективности различных вариантов солянокислотных обработок 

показал, что с ростом обводненности продукции скважин (свыше 20%), кратности 

обработок (более 1) эффективность простых солянокислотных обработок 

снижается [25]. В целом успешность СКО составляет 40-50%, т.е. каждая вторая 

обработка становится неэффективной [26]. По мере увеличения обводненности 

более 40-50% возникает необходимость проведения так называемых 

комбинированных двухстадийных солянокислотных обработок. Основное 

назначение таких обработок: проведение первой стадией ограничение притока 

воды с последующим солянокислотным воздействием во второй стадии [39]. 

В настоящее время широко применяются, совершенствуются и 

разрабатываются новые технологии для интенсификации притока нефти [37].  
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Наиболее эффективной на месторождениях, разрабатываемых НГДУ 

«Туймазанефть», оказалась технология полимер-кислотного воздействия на 

высокообводненные неоднородные карбонатные пласты [3, 67, 37]. С целью 

ограничения притока воды и снижения обводненности при проведении 

двухстадийных полимер-кислотных обработок изначально применялся полимер - 

гидролизованный полиакрилонитрил (гипан), а в качестве коагулянтов осадко-

гелеобразования использовались хлориды алюминия, кальция, железа, хлоридно-

кальциевые воды с высокой минерализацией. Позже для снижения себестоимости 

обработок стали применяться побочные продукты химических производств. 

Вместо гипана использовали гидролизованные в щелочи неутилизируемые 

отходы волокон или тканей полиакрилонитрила, также получившие название 

гидролизованного волокнистого полиакрилонитрила (гивпан). Его коагуляция 

проводится алюмосодержащей жидкостью (AlCl3) – отходом производства, 

получаемого в процессе алкилирования бензола пропиленом путем отмывки 

реакционной массы от отработанного катализаторного комплекса растворами 

хлористого аммония [49, 55].  

Опытное применение полимер-кислотные обработки (ПолКО) скважин 

получили с 1989 года на Серафимовском, Копей-Кубовском и Михайловском 

месторождениях. Анализ первых полученных результатов показал высокую 

технологическую эффективность обработок. Поэтому в последующие годы 

применение полимер-кислотных обработок получило широкое распространение 

[67]. 

Проведение полимер-кислотного воздействия эффективно при 

обводненности продукции скважин 47-99%. Механизм ПолКО заключается в 

ограничении притока воды в скважину путем блокирования высокопроницаемых 

промытых каналов, по которым поступает вода, с последующей закачкой в 

призабойную зону (ПЗП) карбонатного пласта соляной кислоты с целью 

увеличения проницаемости неохваченной фильтрацией части пласта.  

Технологический процесс ПолКО включает в себя последовательную 

закачку расчетных объемов реагентов в две стадии. На первом этапе производится 
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закачка в скважину оторочки 18-30%-ного раствора хлоридов алюминия или 

кальция, за ней следует оторочка 10-17%-ного водного раствора полимера (гипана 

или гивпана). Хлориды алюминия или кальция (играющие роль коагулянта) и 

раствор полимера проникают в промытые водой высокопроницаемые участки 

ПЗП, при их смешении происходит образование осадко-гелеобразной массы, 

которая «сшивает» отдельные структуры поровой матрицы коллектора, 

рассеченные высокопроводимыми трещинами, по которым раннее из пласта 

поступала вода. На следующем этапе в скважину закачивается оторочка раствора 

соляной кислоты концентрацией 12-15% с последующей продавкой её пресной 

водой в объеме 1-1,5 м3 в низкопроницаемую поровую часть ПЗП. После 16-24 

часов выдержки для завершения реакций осадко-гелеобразования и 

взаимодействия соляной кислоты с карбонатной породой скважина промывается, 

осваивается и запускается в эксплуатацию [5]. 

За 1989-2011 годы ПолКО проведены более чем на 500 скважинах. 

Успешность таких обработок по дополнительной добыче нефти составила 84,1%, 

а по ограничению притока воды 76,6%. Достигнутая на 01.01.2012 г. 

дополнительная добыча нефти, на одну обработку в среднем, составила 398 т, а 

снижение отбора воды 312 м3. С начала проведения (1989 – 1994 гг.) к 

настоящему времени (2007 – 2012 гг.) наблюдается тенденция снижения 

эффективности проводимых обработок - как по дополнительной добыче нефти (с 

1200 т. до 265 т.), так и по сокращению объемов попутно добываемой воды (с 

10000 м3 до 80 м3). Причинами снижающейся эффективности этого способа, в 

процессе выработки запасов нефти, являются: во-первых низкая эффективность 

кислотного воздействия на гидрофобизированные матрицы (пористые элементы 

пласта), поскольку гидрофобная нефтяная пленка (подложка), покрывающая 

поверхность пор, препятствует контакту соляной кислоты с карбонатной породой, 

во-вторых непродолжительная стойкость и прочность водоизолирующего 

барьера, образующегося в обводненной высокопроницаемой части пласта, в-

третьих  - выявленная неполнота работающего по толщине пласта [77]. 
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Последние годы, в условиях снижающейся эффективности полимер-

кислотного воздействия, совершенствование технологии его применения 

проводится по двум направлениям: 1) ограничение притока воды и применяемые 

реагенты; 2) кислотное воздействие и применяемые при этом кислотные составы с 

добавлением различных поверхностно-активных веществ (ПАВ), 

гидрофобизирующих композиций, растворителей, ингибиторов коррозии и других 

модифицирующих реагентов.  

Так, с 2001 г. на месторождениях запада Башкортостана испытывалась 

технология ПолКО, которая отличалась применением композиций других 

водоизолирующих реагентов, когда насыщение высокообводненных каналов 

проводится алюмосодержащей жидкостью с продавкой буфером пресной воды, а 

затем следует закачка гидролизованного в щелочи отхода волокна или тканей 

полиакрилонитрила. Завершалась обработка закачкой соляной кислоты в ПЗП 

[49]. 

В 2006 г. с целью повышения эффективности воздействия на 

гидрофобизированные карбонатные коллекторы была разработана технология 

полимер-термокислотного или гипано-термокислотного воздействия [37, 5]. 

Сущность полимер-термокислотной обработки заключается в блокировании 

водопроводящих каналов за счет коагуляции полимера (как при ПолКО) с 

последующей термокислотной обработкой нефтенасыщенной части пласта. Этот 

вид обработки требует обеспечения повышенного качества перекрытия 

водопроводящих каналов и обеспечивает более эффективное воздействие горячей 

кислотой на гидрофобизированные карбонатные коллекторы [38].  

С начала 2000-х годов на месторождениях Башкортостана испытываются и 

используются латексно-кислотные обработки (ЛКО) проводимые в две стадии. 

Сущность технологии проведения ЛКО заключается в селективной изоляции 

промытых водой высокопроницаемых пропластков раствором латекса с 

последующей закачкой соляной кислоты в поровую низкопроницаемую 

нефтенасыщенную часть коллектора [58]. Такие обработки скважин 

обеспечивают увеличение притока нефти и способствуют ограничению притока 
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воды. Положительные результаты по ЛКО высокообводненных (40 – 65%) 

скважин получены на месторождениях НГДУ «Туймазанефть». В связи со 

сложностью технологии проведения, возникающей при работе с латексом (при 

незначительном контакте с коагулянтом происходит мгновенное гелеобразование) 

повсеместного применения ЛКО не нашли. Результаты проведенных 55 ЛКО в 

НГДУ «Туймазанефть»за 2006 - 2008 гг. показали, что эффективность данных 

обработок также оказывается не высокой по дополнительной добыче нефти (в 

среднем 196 т. на одну обработку) и низкой по сокращению добычи попутно 

добываемой воды (в среднем на 125 м3 на одну обработку) [76]. 

С 2006 г. на месторождениях запада Башкортостана стали испытываться 

ПолКО, в которых в качестве водоизолирующего материала используется 

полимер ПВВ (полимер водный всесезонный), являющийся аналогом гивпана, но 

отличающийся более низкой температурой кристаллизации (-30...35 ºС). В НГДУ 

«Туймазанефть» за 2007-2008 гг. было проведено 40 ПолКО(ПВВ). Однако 

результаты проведенных ПолКО(ПВВ) показали невысокую эффективность 

обработок высокообводненных (55 – 70%) скважин  по дополнительной добыче 

нефти (в среднем 190 т на одну обработку) и низкую по снижению попутно 

добываемой воды (в среднем на 90 м3 на одну обработку). Недостатком состава 

полимера ПВВ является наличие в нем щелочной добавки (по массе 20 – 25%) для 

снижения температуры кристаллизации. При неудачной коагуляции щелочь 

может частично остаться в свободном виде и в стадии закачки кислоты 

произойдет нейтрализация обоих реагентов, вследствие чего снизится 

эффективность от кислотного воздействия на нефтенасыщенную поровую часть 

коллектора. 

На общем фоне снижающаяся эффективность применяемых технологий 

интенсификации добычи нефти связана с ухудшением геологических условий 

применимости данных технологий. Вследствие этого необходим более 

тщательный анализ результатов проведения полимер-кислотных обработок в 

конкретных геолого-физических условиях и соответствующих им стадиях 

разработки месторождений. Особенно эффективность таких двухстадийных 
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обработок зависит от качества проведенной стадии по ограничению притока 

воды. Поэтому важно контролировать состав и свойства водоизолирующих 

составов и по мере необходимости их совершенствовать [4, 72, 86]. 

 

1.4 Выводы 

 

1. К настоящему времени на месторождениях западной части 

Башкортостана значительная доля добычи нефти осуществляется из отложений 

карбонатного нефтеносного комплекса, одновременно происходит падение доли 

добычи нефти из терригенных пластов. Так, на 01.01.2013 доля нефти, 

добываемая из карбонатных пластов верхнедевонско-турнейского нефтеносного 

комплекса, на примере НГДУ «Туймазанефть», составляет почти половину или 49 

%. 

2 По месторождениям НГДУ «Туймазанефть» из карбонатных 

продуктивных горизонтов с начала разработки нефти отобрано всего около 14% 

от балансовых запасов. При этом добыча остаточных запасов осложняется 

малодебитностью скважин и высокой вязкостью нефти. Большая часть 

остаточных запасов (64 %) сосредоточены в залежах турнейского яруса. 

3 Зависимость эффективной толщины карбонатного пласта от 

перфорированной толщины носит экспоненциальный характер и имеют вид 

hA
эф ehh ×-=

, а уравнения полученных кривых отличаются только числовым 

коэффициентом А. Расположение кривых объясняется особенностями 

эксплуатации скважин (например, тип коллектора). 
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2 АНАЛИЗ ЭФФЕКТИВНОСТИ ПОЛИМЕР-КИСЛОТНОГО 

ВОЗДЕЙСТВИЯ НА МЕСТОРОЖДЕНИЯХ ОАО «АНК 

«БАШНЕФТЬ» 

 

 

 

2.1 Оценка эффективности полимер-кислотных обработок скважин по 

мере выработки запасов нефти 

 

В предыдущие годы одним из основных методов интенсификации притока 

нефти к скважинам, эксплуатирующим карбонатным объекты, на месторождениях 

западной и северо-западной части Башкортостана было проведение различного 

вида солянокислотных обработок (СКО), таких как простые СКО, 

термокислотные (ТКО), пенокислотные (ПКО) и нефтекислотные (НКО) 

обработки. По мере увеличения добычи нефти из карбонатных коллекторов, 

применение солянокислотного воздействия становится всё более актуальным [64, 

65].  

По мере разработки залежей нефти меняются условия эксплуатации 

скважин (снижение дебитов, уменьшение величины и изменение структуры 

остаточных запасов), но наиболее значимым фактором является рост 

обводненности продукции отдельных скважин и продуктивных пластов в целом. 

В этих условиях проведение традиционных СКО в обводненных скважинах 

становятся неэффективными [37, 67]. Изучение современных направлений 

развития технологий кислотных обработок высокообводненных скважин 

показало необходимость одно геолого-техническое мероприятие (ГТМ) по 

интенсификации добычи нефти проводить в две последовательные стадии, когда 

сначала производится воздействие на высокопроницаемые обводненные 

пропластки – ограничение водопритока, а затем солянокислотное воздействие на 

низкопроницаемую поровую нефтенасыщенную часть карбонатного коллектора. 

В целях повышения совершенствования солянокислотного воздействия был 
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разработан метод двухстадийной полимер-кислотной обработки (ПолКО) 

скважин. 

Наибольшее распространение для перекрытия водонасыщенных зон пласта, 

при проведении двухстадийных обработок, получил гипан, а в качестве 

коагулянтов осадко-гелеобразования используются хлориды кальция, железа, 

алюминия, высокоминерализованные пластовые (девонские) хлоридно-

кальциевые воды и другие реагенты [68, 85]. 

Механизм полимер-кислотного воздействия заключается в предварительном 

ограничении притока воды путем блокирования высокопроницаемых элементов 

коллектора – трещин, каверн, крупных сообщающихся пор, по которым поступает 

вода, с последующей закачкой в поровую нефтенасыщенную часть (матрицу) 

карбонатного пласта соляной кислоты для увеличения её проницаемости. Для 

изоляции наиболее проницаемой водонасыщенной части ПЗП вначале 

закачивается расчетное количество 18 – 32 %-ного раствора хлорида кальция в 

качестве коагулянта, а затем порция 10 – 17 %-ного раствора полимера – гипана. 

При смешении полимера с хлоридом кальция происходят процессы коагуляции 

полимера, сопровождающиеся осадко-гелеобразованием в порах коллектора. 

Затем в скважину закачивается расчетный объем 12 – 15 %-ного 

солянокислотного раствора, который продвигается продавочной жидкостью в 

низкопроницаемую, нефтенасыщенную поровую часть пласта. Для 

предотвращения преждевременного смешивания и взаимодействия в скважине 

между порциями реагентов в нее нагнетается по 1 – 1,5 м3 пресной воды, 

выполняющей роль буферной жидкости. После закачки всех технологических 

жидкостей скважину закрывают на 16 – 24 часов. За это время в ПЗП завершаются 

реакции осадко-гелеобразования и растворения карбонатов, после чего скважина 

промывается, осваивается и вводится в эксплуатацию [48, 3].  

Анализ результатов этих обработок на месторождениях НГДУ 

«Октябрьскнефть» (ныне НГДУ «Туймазанефть») показал их высокую 

эффективность по увеличению добычи нефти и снижению объемов попутно 

добываемой воды. Для оценки эффективности проведения ПолКО регулярно 
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проводился анализ их результатов и получали зависимости дебита нефти после 

ПолКО от дебита нефти до обработки, а поскольку проведение ПолКО позволяет 

сократить добычу воды, то анализировалась и зависимость обводненностей 

продукции после и до обработки. Рядом авторов в результате статистического 

анализа были выявлены зависимости между дебитом нефти и обводненностью 

после обработки от этих же параметров до ПолКО (таблица 2.1). Как видно из 

таблицы, эти зависимости по годам разработки изменяются несущественно[83]. 

 

Таблица 2.1 Зависимости параметров после и до обработок 

№ Годы 
Величина 

выборки 
Уравнение 

Коэффициент 

детерминации 

Источник 

информации 

1 
1989-

2001 
103 

48,069,1 +×= н
до

н
п qq  0,83 

[66] 
98,396,0 -×= в

до
в
п nn  0,82 

2 
1989-

2007 
257 

694,0634,1 +×= н
до

н
п qq  0,794 

[3] 
097,2894,0 -×= в

до
в
п nn  0,714 

 

Но следует отметить, что эти зависимости (1,2) были получены для ПолКО 

скважин на различных месторождениях, с отличающимися условиями разработки. 

продолжают оставаться эффективными для месторождений со стабильными 

условиями эксплуатации, технологиями добычи нефти и системами разработки. 

Поэтому эффективность проведения ПолКО целесообразно отслеживать на 

залежах со стабильными условиями эксплуатации, технологией добычи нефти и 

системой разработки или где их изменения хорошо прослеживаются. Это 

характерно для Копей-Кубовского месторождения, на котором выделяются 

залежи нефти в отложениях турнейского яруса нижнего карбона, заволжского 

надгоризонта и фаменского яруса верхнего девона. 

ПолКО(гипан) начали проводиться в скважинах, эксплуатирующих 

турнейский ярус Копей-Кубовского нефтяного месторождения с 1989 года. 

Копей-Кубовское месторождение открыто в 1947 г. Введено в разработку в 
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1953 г. Промышленно нефтеносными в разрезе Копей-Кубовского месторождения  

являются терригенные отложения визейского яруса бобриковcко-радаевского 

горизонта и карбонаты турнейского яруса в нижнекаменоугольном отделе. В 

верхнедевонском отделе – карбонаты заволжского надгоризонта и 

среднефаменского подъяруса, а также - песчаники пашийского горизонта. 

Залежи нефти, приуроченные к кизеловскому горизонту турнейского яруса 

на Копей-Кубовском месторождении, разрабатываются с 1965 года. Средняя 

нефтенасыщенная толщина горизонта составляет 5 м, а пористость - 12,9 %. 

Начальные геологические запасы нефти турнейского яруса составляли 32 % от 

всех запасов нефти месторождения. На рисунке 3.1 приведены сведения об 

изменении среднесуточного дебита нефти одной скважины, обводненности 

продукции и количестве добывающих скважин по годам разработки. Как видно из 

рисунка 2.1 первые 20 лет горизонт разрабатывался небольшим количеством 

скважин, в эти годы происходил значительный рост обводненности продукции 

скважин (до 70 %) из-за неоднородности карбонатного коллектора, а 

среднесуточная добыча нефти одной скважины существенно уменьшалась (до 2,0 

т/сут). В 1986 году началось доразбуривание объекта разработки. За 8 лет 

количество добывающих скважин увеличилось более чем в 3 раза (с 23 до 76). В 

последующие годы наблюдалось постепенное уменьшение среднесуточного 

дебита нефти одной скважины и равномерный рост, а затем и стабилизация 

обводненности на уровне 80 % с 2002 г. Фонд добывающих скважин уменьшался 

незначительно, составляя в среднем 70 скважин. В настоящее время 

месторождение находится на завершающей стадии разработки. Для снижения 

темпов падения добычи нефти и поддержания обводненности на постоянном 

уровне необходимо применение современных методов интенсификации притока 

нефти, к которым и относятся двухстадийные обработки скважин, позволяющие 

не только увеличить дебит нефти, но и снизить обводненность добываемой 

продукции. 
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Рисунок 2.1 – Среднесуточный дебит нефти одной скважины, обводненность и 

количество скважин турнейского яруса Копей-Кубовского месторождения 

 

На рисунке 2.2 представлена динамика остаточных извлекаемых запасов и 

годовой добычи нефти из скважин, эксплуатирующих турнейский ярус, с 1989 

года, после начала регулярного проведения полимер-кислотных обработок. 

Бурение уплотняющих скважин позволило достигнуть годовых отборов нефти на 

уровне 55 тыс.т. в 1990 году. Далее наблюдается равномерное снижение годовой 

добычи нефти. За 1965 -1989 гг. из коллекторов турнейского яруса было отобрано 

26 % извлекаемых запасов нефти. С 1990 года отобрано ещё около 19 % запасов.  

По мере истощения запасов нефти, снижения среднесуточного дебита нефти 

одной скважины и роста обводненности продукции эффективность проводимых 

кислотных обработок может снижаться. Поэтому был проведен анализ изменения 

эффективности ПолКО по мере разработки объекта. 
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Рисунок 2.2 – Динамика остаточных запасов и годовой добычи нефти турнейского 

яруса Копей-Кубовского месторождения с 1989 года 

 

В первые годы применения ПолКО на Копей-Кубовском месторождении, 

они показали свою эффективность. В последующие годы технология проведения 

обработок совершенствовалась и увеличивалось их количество. По мере 

накопления опыта и результатов применения ПолКО была выявлена 

необходимость более детального рассмотрения результатов обработок за 

последнее десятилетие. 

С 1989 по 2007 гг. в скважинах турнейского яруса Копей-Кубовского 

нефтяного месторождения было проведено 80 ПолКО(гипан, гивпан). Важно 

отметить, что все обработки были проведены по единой стандартной технологии 

[3, 5]. 

Одним из критериев эффективности кислотных обработок является 

увеличение дебита нефти после обработки (
п
нq ) по сравнению с этим параметром 
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до проведения мероприятия (
до
нq ). Для выявления зависимости между дебитами 

до и после обработки был проведен статистический анализ результатов ПолКО. 

Дебит до обработки принимается равным среднему дебиту скважины за 

последние 3 месяца эксплуатации до ГТМ, а дебит после – установившееся 

значение после запуска скважины. 

Результаты всех ГКО были разбиты на 3 группы по интервалам времени их 

проведения (1989-1992, 1997-2000, 2001-2007 гг.). С 2008 года на месторождении 

проводятся полимер-кислотные обработки, в которых в качестве полимера 

применяется реагент ПВВ (полимер водный всесезонный), а коагулянтом является 

алюмохлорид [59]. 

На рисунке 2.3 представлены линейные аппроксимации зависимости [16, 

18] 

 

Рисунок  2.3 – Зависимость дебита нефти после ГКО от дебита до обработки по 

группам скважин 
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дебита нефти скважины после обработки 
п
нq  от дебита до обработки 

до
нq  для этих 

групп. Для удобства сравнения зависимостей прямые всех групп ГКО были 

построены из одной точки (средней).  

Полученные уравнения и соответствующие им квадраты коэффициентов 

корреляции R2 представлены в таблице 2.2 вместе с рассматриваемыми 

показателями разработки за эти годы (qср – среднесуточный дебит нефти одной 

скважины за год, nв – средняя обводненность продукции, ОИЗ – остаточные 

извлекаемые запасы). 

 

Таблица 2.2 – Регрессионные зависимости по годам 

№ 
Интервалы 

периодов 
Уравнение регрессии R2 qср, т/сут nв, % 

ОИЗ, 

% 

1 
1989 

4851,05113,1 +×= до
н

п
н qq  0,975 

2,3 67,3 75,8 

1992 2,0 65,6 71,0 

2 
1997 

4851,03721,1 +×= до
н

п
н qq  0,809 

1,5 70,3 65,3 

2000 1,2 75,9 62,0 

3 
2001 

4851,02753,1 +×= до
н

п
н qq  0,876 

1,1 79,1 61,2 

2007 0,9 79,7 57,4 

4 
2008 

4851,08054,1 +×= до
н

п
н qq  0,860 

0,8 80,7 56,7 

2011 1,0 80,8 53,4 

 

В период 1993-1996 гг. полимер-кислотные обработки не проводились. 

Анализ уравнений аппроксимирующих прямых, представленных на рисунке 

2.3, и показателей разработки, приведенных в таблице, выявил, что с течением 

времени (с 1989 по 2007 гг.) по мере истощения запасов (ОИЗ сократились с 75,8 

до 57,4 %), снижения дебитов нефти (среднесуточная добыча нефти одной 

скважины уменьшилась с 2,3 до 0,9 т/сут), роста обводненности (средняя 

обводненность увеличилась с 67,3 до 79,7 %) средний дебит нефти после 

обработки снижается (угловой коэффициент прямых уменьшается от 1-й к 3-й с 
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1,5113 до 1,2753). 

Внедрение новых полимерных материалов и совершенствование технологии 

самой обработки позволяет не только поддерживать эффективность данного 

мероприятия на прежнем уровне, но и увеличивать эффективность полимер-

кислотных обработок (прямая 4 обладает наибольшим угловым коэффициентом). 

Промысловый опыт интенсификации притока нефти путем использования 

технологии полимер-кислотных обработок и статистический анализ показывают, 

что применение ПолКО позволяет увеличивать добычу нефти. Однако по мере 

разработки объекта и выработки запасов нефти эффективность полимер-

кислотных обработок с использованием гипана постепенно снижается. 

Применение технологии на основе ПВВ и алюмохлорида позволяет увеличить 

эффективность полимер-кислотного воздействия. 

 

2.2   Анализ эффективности полимер-кислотного воздействия на 

призабойную зону скважин при условии кратности применения 

 

Эффективность повторных СКО оказывается заметно ниже, чем  

первичных. Уменьшается степень увеличения дебита и дополнительная добыча 

нефти, сокращается продолжительность эффекта от обработки и доля успешных 

обработок. С увеличением кратности проведения СКО их эффективность будет 

продолжать снижаться. Объяснением этому является то, что в условиях 

послойной неоднородности продуктивных пластов по проницаемости 

обрабатываются одни и те же пропластки, обладающие повышенной 

проницаемостью. Кислота при повторном воздействии поступает в образованные 

ранее каналы растворения, трещины и взаимодействуя с карбонатным веществом 

коллектора увеличивает их размеры, а значит и проницаемость. При проведении 

повторных обработок эти процессы кратно повторяются. В результате этого 

увеличивается неоднородность ПЗС по проницаемости, что приводит к тому, что 

в процесс фильтрации не вовлекаются пропластки с низкой проницаемостью и 
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высокой нефтенасыщенностью. Это может привести к преждевременному 

прорыву воды по высокопроницаемым каналам в скважину [63]. При увеличении 

обводненности продукции свыще 20% эффективность СКО будет снижаться [26, 

67]. 

В условиях высокой обводненности эффективны полимер-кислотные 

обработки (ПолКО). Механизм полимер-кислотного воздействия позволяет 

предположить, что при проведении повторных ПолКО процессы, протекающие в 

ПЗП, будут кардинально отличаться от СКО. Так как в силу селективности 

технологии ПолКО при проведении кратных обработок воздействие будет 

направленно на ранее не подвергавшуюся солянокислотному воздействию 

нефтенасыщенную часть пласта. В то время, как обводненные 

высокопроницаемые элементы ПЗС (каналы растворения, образовавшиеся при 

проведении предыдущих обработок, трещины, каверны), по которым в скважину 

и поступает вода не только не подвергается воздействию кислоты, но и 

блокируются на продолжительное время продуктами реакции полимера с 

коагулянтом. В случае попадания в эти зоны кислоты, хлористый кальция, 

образующийся при её реакции с карбонатной породой, будет дополнительно 

коагулировать полимер. 

На нескольких скважинах при проведении ПолКО(гипан) были проведены 

исследования по снятию профилей приемистости (рис. 2.4, 2.5), явно 

доказывающие, что в результате проведения ГКО происходит перераспределение 

потоков добываемой пластовой жидкости за счет закупоривания 

высокообводненных каналов в пласте и подключения к работе новых ранее не 

задействованных нефтяных пропластков. В частности, в результате проведения 

обработки по скважине 2118 Копей-Кубовского месторождения отключился 

обводненный пропласток  в интервале 1516,5 – 1521,5 м, а пропласток в интервале 

1521,5 – 1523 м стал работать интенсивнее (рис. 2.4). Дебит при этом увеличился 

с 0,1 т/сут до 0,2 т/сут, а обводненность уменьшилась с 98 % до 71 %. В скважине 

2119 нижний обводненный пропласток в интервале 1458 – 1459 м отключился 

полностью, а в работу подключился нефтяной интервал повыше – 1453,5 – 1458 м  
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до обработки     после обработки 

                интервал перфорации. профиль приемистости. 

 

Рисунок 2.4 - Профиль приемистости пласта по скважине 2118 

 

    

до обработки    после обработки 

                интервал перфорации. профиль приемистости. 

 

Рисунок 2.5 - Профиль приемистости пласта по скважине 2119 
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(рис. 2.5). При этом дебит увеличился с 0,4 т/сут до 0,5 т/сут, а обводненность с  

82 % снизилась до 65 %. 

Также в качестве примера на рисунке 2.6 представлены профили притока до 

и после проведения полимер-кислотной обработки по скважине 3757. 

 

 

до обработки 

 

после обработки 

Рисунок 2.6 – Профили притока по скважине 3757 до и после полимер-

кислотной обработки 

 

Толщина интервала перфорации - 8 м. До проведения обработки 

работающий интервал пласта составлял 5,5 м., после обработки интервал притока 

жидкости переместился и его толщина стала равна 4 м. Дебит нефти до обработки 

составлял 2 т/сут, после проведения ПКО дебит вырос до 3,3 т/сут. 

Обводненность снизилась с 86 до 76%. Эффект от обработки длился около 11 

месяцев. Дополнительная добыча нефти составила 318 т. Приведенные на рисунке 

профили притока до и после ПолКО отражают долю работающего интервала 

пласта, границы интервалов притока и их изменения после проведения полимер-

кислотного воздействия. 

Изменение профилей притока и приемистости после проведения ПолКО 

подтверждает, что при проведении ПолКО, как первичных, так и кратных, 
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неоднородность ПЗП будет снижаться, кислотному воздействию подвергнутся 

нефтенасыщенные и ранее необработанные толщины пласта, будет происходить 

приток нефти из слабодренируемых или ранее не участвовавших в процессе 

фильтрации зон околоскважинного объема пласта. 

Рассмотрим особенности кратных ПолКО на примере конкретного 

месторождения. 

Наибольшим объемом и системностью проведения ПолКО выделяется 

Копей-Кубовское месторождение, разрабатываемое НГДУ «Туймазанефть». На 

протяжении более 20 лет в скважинах месторождения ПолКО проводятся 

практически ежегодно. За 1989-2010 годы проведено более 150 обработок. 

Большая часть всех обработок (96) проведена в скважинах, эксплуатирующих 

карбонатные залежи турнейского яруса. За эти годы фонд добывающих скважин 

изменялся несущественно и составлял в среднем 72 скважины. К настоящему 

времени почти весь фонд добывающих скважин охвачен первичными полимер-

кислотными обработками по различным технологиям (64 скв. из 72). С 2000 года 

начали проводить повторные (кратные) ПолКО. К 2011 году количество ПолКО, 

проводимых во второй раз или двукратных, составило 26 обработок. Двукратные 

обработки проводились на тех скважинах, на которых эффект по интенсификации 

притока нефти после первичной обработки был наивысшим (в среднем 893 т), а 

обводненность скважин составляла 70-80%. Последующие трехкратные 

обработки проводились на скважинах, где были наиболее эффективны 

двукратные ПолКО. При выборе скважин для трехкратной обработки 

предпочтение отдавалось скважинам в пределах той же обводненности. К 2011 

году было проведено 6 таких обработок. Дополнительная добыча нефти из этих 

скважин составила 1686 и 377 т в среднем на одну обработку после первичных и 

двукратных ПолКО соответственно. Такой подход к выбору скважин для 

повторных обработок объясняется необходимостью достижения наибольшей 

эффективности обработок при тех же материальных затратах, поскольку 

остальной фонд скважин характеризуется малодебитностью (до 0,5 т/сут по 

нефти) и высокой обводненностью (более 80-90%) [88, 89]. 
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В таблице 2.3 приведены статистические данные о количестве кратных 

ПолКО, а также о средних дебитах нефти и обводненности продукции до и после 

обработок, проведенных на скважинах, эксплуатирующих турнейский ярус 

Копей-Кубовского месторождения за 1989-2010 годы. 

 

Таблица 2.3. Количество кратных ПолКО и средние значения дебита нефти и 

обводненности по обработанным скважинам Копей-Кубовского месторождения 

Кратность 
ПолКО 

Количество 
обработок 

Средний дебит 
нефти, т/сут 

Средняя 
обводненность, % 

до после до после 

Первичные 
обработки 

64 1,3 3,0 76,1 58,3 

Двукратные 
обработки 

26 1,0 2,1 79,3 65,1 

Трехкратные 
обработки 

6 1,5 3,1 79,5 62,5 

 

Сопоставляя средние значения параметров скважин до и после ПолКО 

видно, что при любой кратности обработок дебит нефти увеличивается, а 

обводненность продукции снижается. Это является несомненным достоинством 

последовательного применения комбинированных двухстадийных ПолКО. 

Эффективность мероприятия по интенсификации притока нефти ПолКО 

оценивается степенью увеличения добычи нефти и уменьшения обводненности 

продукции, продолжительностью эффекта и дополнительной добычей нефти. 

В таблице 2.4 приведены средние показатели эффективности (по тем же 

скважинам, что и в таблице 2.3) на одну обработку. Степень увеличения дебита 

нефти при проведении ПолКО составляет 2-2,2 раза, а снижения обводненности 

1,2-1,3 раз независимо от кратности обработок. Продолжительность эффекта по 

увеличению добычи нефти составила, в среднем, 8,7-11,9 месяцев, а эффект от 

снижения обводненности длился в среднем 12 месяцев. Средняя дополнительная 

добыча нефти изменяется в значительных пределах от 218 до 441 т. 
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Таблица 2.4 Средние показатели эффективности ПолКО при различной кратности 

обработок. 

Кратность 
ПолКО 

Степень 
увеличения 

дебита 
нефти 

Степень 
снижения 

обводненно
сти 

Продолжительн
ость эффекта, 

месяцы 

Дополнительн
ая добыча 
нефти, т 

нефть вода 

Первичные 
обработки 

2,2 1,3 11,9 12,0 441 

Двукратные 
обработки 

2,0 1,2 8,7 12,3 218 

Трехкратные 
обработки 

2,0 1,3 
по ряду скважин эффект не 

окончен 

 

В качестве примера рассмотрим историю эксплуатации и результаты 

трехкратного проведения ПолКО в скважине №2112 Копей-Кубовского 

месторождения. Глубина забоя 1360 м. Объектом разработки является турнейский 

ярус с интервалом перфорации 1319 – 1329 м. За все время эксплуатации в 

скважине №2112 было проведено 3 ПолКО по различным технологиям и на 

разных этапах ее эксплуатации. Она введена в эксплуатацию в феврале 1989 года 

с начальным дебитом нефти около 4 т/сут и обводненностью продукции 55%. 

Затем обводненность начала резко увеличиваться до 72%. Поэтому была 

проведена ПолКО(гипан). После обработки дебит нефти с 14,7 т/сут постепенно 

снизился до 2,8 т/сут, а обводненность продукции последовательно увеличивалась 

до 85%. В октябре 2000 года была проведена кратная обработка по технологии 

ПолТКО(гипан). Обводненность после этой обработки стабилизировалась и 

изменялась в пределах 77 – 83%. После увеличения обводненности до 85 % была 

проведена третья ПолКО(ПВВ). Эффект по снижению обводненности от которой 

не завершен по состоянию на 2011 год, а дополнительная добыча нефти составила 

294 т. 

В таблице 2.5 представлены технологические и эксплуатационные 

параметры по трем обработкам, проведенным на скважине №2112 с 1989 года. 
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Таблица 2.5 -  Технологические параметры и результаты ПолКО в скважине 

№2112 

Параметр Первая Вторая Третья 

Дата проведения 09.1990 10.2000 05.2008 

Технология обработки ПолКО(гипан) ПолТКО(гипан) ПолКО(ПВВ) 

Дебит нефти до 
обработки, т/сут 

5,9 0,9 1,3 

Обводненность 
продукции до 
обработки, % 

72 85 85 

Дебит нефти после 
обработки, т/сут 

14,7 2,8 2,0 

Обводненность 
продукции после 

обработки, % 
23 68 72 

Продолжительность 
эффекта, мес. 

47 24 12 

Дополнительная 
добыча нефти, т. 

5483 761 294 

 

Технологические параметры всех трех проведенных обработок в целом 

схожи. Объем закачиваемого раствора коагулянта изменялся от 3 до 6 м3, а 

объемы растворов полимера и соляной кислоты в пределах 5-6 м3. 

Как видно из сопоставления показателей, приведенных в таблицах 2.4 и 2.5, 

дополнительная добыча нефти после первичной обработки на скважине №2112 

значительно превосходит средний показатель. Эффективность от двукратной 

обработки также существенно больше среднего значения дополнительной добычи 

нефти для таких обработок [88, 89]. 

 

2.3   Анализ результатов полимер-кислотных обработок на Арланском 

месторождении 

 

Полимер-кислотные обработки нашли применение и на других 
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месторождениях Республики Башкортостан. Рассмотрим особенности их 

проведения на Арланском месторождении. 

Арланское нефтяное месторождение – крупнейшее в Республике 

Башкортостан, находится на поздней стадии разработки. Основным объектом 

разработки являются отложения терригенной толщи нижнего карбона (ТТНК). Но 

запасы нефти терригенных коллекторов существенно истощены и одним из 

важных резервов является интенсификация добычи нефти из карбонатных 

пластов. В последние годы скважины, эксплуатировавшие ТТНК, в большом 

количестве переводятся на добычу нефти из вышележащих каширо-подольских и 

нижележащих турнейских карбонатных залежей [33]. Так, за 2010 - 2011 годы на 

вышележащие карбонатные пласты было переведено 95 скважин, а на 

нижележащий пласт – 6 скважин Арланской и Николо-Березовской площадей 

месторождения [80]. 

Каширо-подольские отложения сложены известняками с прослоями 

доломитов. Карбонаты прослоями пористо-кавернозные, нефтеносные, в нижней 

части каширского горизонта глинистые. В подольском горизонте отмечаются  

прослои пористых и трещиноватых нефтеносных известняков. На Арланской и 

Николо-Березовской площадях основными объектами разработки являются 

пласты К1 и П3 каширского и подольского горизонтов соответственно [28]. 

Залежи нефти в отложениях турнейского яруса приурочены к его верхней 

части. Нефтеносны отложения кизеловского горизонта, представленные 

органогенно-обломочными, микрокристаллическими, участками пористыми 

известняками [33]. 

Стабилизация добычи нефти на этих  площадях осуществляется за счет 

ввода в эксплуатацию простаивающих скважин и бурения новых. За период с 

2010 по 2011 гг. их количество составило 38 и 17 скважин соответственно. 

Большую роль в получении дополнительно добываемой нефти играют 

проводимые многочисленные геолого-технические мероприятия. 

Наиболее сложные работы по поддержанию эксплуатационного фонда в 

работоспособном состоянии проводились бригадами капитального ремонта 
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скважин (КРС). Только за рассматриваемый период было проведено 65 ремонтно-

изоляционных работ (РИР) по ограничению притока воды из пласта, а количество 

ремонтно-восстановительных работ, таких как устранение негерметичности 

эксплуатационной колонны и восстановление целостности цементного кольца 

составило 39 ремонтов. 

Среди различных видов РИР наиболее часто проводимым ремонтом 

являются работы по отключению обводненных интервалов пласта 

тампонированием [28].  Основное количество РИР по отключению обводненных 

интервалов пласта проведено с использованием тампонажных составов на основе 

смол (КФ-Ж или Резойл К-1) с алюмохлоридом, играющим роль коагулянта. В 

меньшей степени применяются составы на основе ДНПХ-8700 с пластовой водой. 

В ограниченных масштабах испытываются другие технологии на основе  

латексов, гидрофобизаторов цеолитов и других реагентов. 

В связи с высокой обводненностью карбонатных коллекторов стали 

применять полимер-кислотные обработки (ПолКО) скважин. В качестве 

полимерных составов используются гипан, гивпан, ПВВ, а в качестве коагулянта 

– гидроксохлористый алюминий (ГХА) или хлорид кальция с продавкой нефтью 

или водой [59, 60, 61]. Учитывая низкую продуктивность и небольшие 

коэффициенты извлечения запасов, свойственные карбонатным коллекторам, в 

скважинах Арланского месторождения проводится комбинированная закачка 

коагулянта ГХА и полимерного раствора ПВВ с последующим воздействием 

солянокислотным раствором – технология ПолКО(ПВВ) [80]. 

Порядок проведения ПолКО(ПВВ) следующий. После технологической 

подготовки скважины (подъем насосного оборудования и укладка его на мостках, 

спуск НКТ с пакером, установка пакера, обвязка устья скважины) определяется её 

приемистость на пластовой воде. По результатам оценки приемистости 

рассчитываются необходимые объемы реагентов и их концентрации (полимера и 

коагулянта). Сам процесс проведения комбинированной обработки можно 

разделить на два этапа. В начале ведутся работы по ограничению притока воды из 

обводненных трещин, каверн, крупных пор, а затем проводится солянокислотное 



54 
 

воздействие на нефтенасыщенные матрицы пласта для увеличения притока нефти 

[67, 79, 48]. 

ПолКО(ПВВ) проводится в следующей последовательности. На первом 

этапе в ПЗП скважины  закачивается порция (1/3 расчетного объема) ГХА, затем 

расчетный объем реагента ПВВ и оставшаяся вторая порция (2/3 расчетного 

объема) коагулянта. Продавка в пласт нефтью осуществляется  из расчета 0,5 м3 

подготовленной нефти на 1 м эффективной толщины пласта.  

После окончания первого этапа скважину закрывают на реакцию на 24 часа. 

Закачанные реагенты заполняют наиболее проницаемую водонасыщенную часть 

ПЗП и при их смешении происходят процессы коагуляции и геле-

осадкообразования полимера. Образующиеся в результате взаимодействия 

продукты реакции сшивают в ПЗП отдельные рассеченные трещинами блоки в 

массив, за счет чего крупные поры и трещины, по которым поступал основной 

объем воды, блокируются. Качественная изоляция притока воды создает 

благоприятные условия для проведения эффективного кислотного воздействия на 

нефтенасыщенные прослои пласта на втором этапе ПолКО. Ингибированная 

соляная кислота 12-15%-ной концентрации из под давлением (не превышающем 

давление гидроразрыва пласта), закачивается в малопроницаемую, поровую, 

нефтенасыщенную часть пласта и продавливается нефтью, затем скважину 

закрывают на 4 часа. За это время в ПЗП заканчиваются реакции геле-

осадкообразования в высокопроницаемых зонах и растворения карбонатов в 

низкопроницаемой части коллектора. В завершение обработки скважина 

промывается, осваивается и вступает в эксплуатацию [80]. 

На рисунке 2.7, в качестве примера, приведены характерные результаты 

ПолКО по скважине № 2948 Николо-Березовской площади Арланского 

месторождения. Она введена в эксплуатацию в январе 1972 г с начальным 

дебитом 9 т/сут безводной нефти. Глубина забоя 950 м. Объектом разработки 

является каширский горизонт с интервалом перфорации 896 – 906,2 м. 

К маю 2010 г обводненность продукции стала увеличиваться с 

одновременным снижением дебита нефти. После исследования скважины было  
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Рисунок 2.7 – Динамика обводненности и дебита нефти скважины № 2948 

 



принято решение о проведении РИР путем применения технологии ПолКО с 

использованием полимера ПВВ. 

ПолКО проводилась с 20 по 25 июля 2010 г с некоторыми отклонениями от 

стандарта АНК «Башнефть» [6]. Вначале подняли насосное оборудование, 

спустили НКТ, промыли скважину водой. Затем спустили НКТ со скошенным 

концом на глубину 907 м. Определили приемистость скважины путем закачки 

пластовой воды с помощью агрегата ЦА-320, которая составила 320 м3/сут при 

давлении на устье 5 МПа. При открытом затрубном пространстве в НКТ закачали 

2,5 м3 ГХА. Закрыв затрубное пространство, в НКТ последовательно закачали 0,5 

м3 пресной воды, 2,5 м3 полимера ПВВ, 0,5 м3 пресной воды, 2,5 м3 ГХА, 0,5 м3 

пресной воды, 2,5 м3 полимера ПВВ, 0,5 м3 пресной воды, 2,5 м3 ГХА. Продавили 

в пласт дегазированной нефтью объемом 5 м3 при давлении 9 МПа. Закрыли и 

оставили скважину на реакцию на 24 часа. Затем закачали 8 м3 15%-ного раствора 

соляной кислоты и продавили в пласт нефтью в объеме 5 м3 при давлении 2,5 

МПа. Оставили скважину на реакцию на 4 часа. После допустили трубы до забоя, 

промыли скважину, спустили насос и вызвали подачу. Процесс закачки 

технологических жидкостей контролировался по давлению на устье скважины. 

Из рисунка 2.4 видно, что положительный эффект проведенной РИР 

заключается в более чем двукратном увеличении дебита нефти и существенном 

снижении обводненности продукции. Так, дебит нефти до обработки составлял 

0,8 т/сут, после – увеличился до 2 т/сут. Продолжительность эффекта достигла 15 

месяцев, за это время дополнительно добыто 258 т нефти. Обводненность до 

обработки 74%, после – снизилась до 55%. Продолжительность эффекта по 

снижению обводненности составила 13 месяцев. 

Для оценки эффективности РИР путем полимер-кислотного воздействия 

проведен анализ результатов обработок скважин, эксплуатирующих карбонатные 

объекты разработки, за 2008-2011 гг. Ограничение притока воды проводилось в 

скважинах обводненностью 74-99 % (88 % в среднем). 84 % обработок позволили 

снизить обводненность по сравнению с её значением до обработки. 81 % этих же 

обработок позволил увеличить приток нефти. Остальные обработки оказались 
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неудачными и обводненность скважин увеличилась по сравнению с 

обводненностью до РИР. 

Одним из важных показателей эффективности полимер-кислотного 

воздействия при ремонтно-изоляционных работах является степень снижения 

обводненности после ПолКО по сравнению с этим показателем до обработки [62, 

69, 70]. 

На рисунке 2.8 приведена зависимость обводненности добываемой 

продукции после ПолКО (
в
пn , %) от обводненности продукции до обработок (

в
доn , 

%) [16, 18]. Эта зависимость описывается уравнением: 

08,1598,0 -×= в
до

в
п nn          2.1 

Полученную зависимость с достаточной степенью точности (коэффициент 

детерминации R2=0,81) можно использовать для прогнозирования обводненности 

после ПолКО. Анализ результатов РИР показал, что 32 % обработок позволили  

 

Рисунок 2.8 – Зависимость обводненности продукции после ПолКО от 

обводненности до РИР 
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успешно снизить обводненность скважин на 13 и более месяцев (например, скв. 

494, 2849, 2857, 9354). В ряде случаев (17%) после ПолКО достигается 

кратковременное снижение обводненности скважин на 8,5 – 23 % (например, скв. 

504, 11483, 11060), а затем обводненность сравнительно быстро (4-5 мес.) 

восстанавливается до уровня, предшествовавшего ПолКО. Продолжительность 

эффекта по снижению притока воды изменялась от 4 до 24 месяцев. Часть 

обработок (16 %) привела к некоторому увеличению обводненности скважин на 3-

12%. 

На рисунке 2.9 представлена зависимость продолжительности эффекта по 

снижению обводненности (Tв, мес.) от обводненности продукции скважины до 

обработки (
в
доn , %). Примечательно, что при обводненности скважин (

в
доn ,) до 

80% продолжительность эффекта меньше, чем в интервале от 80 до 90%. Это 

может объясняется отчасти тем, что при ПолКО в качестве буферной жидкости  

 

Рисунок 2.9 – Зависимость продолжительности эффекта по воде от 

обводненности до ПолКО 
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закачивается дегазированная безводная нефть повышенной вязкости в 

значительных объемах. Смешение её с полимером в присутствии ГХА в 

призабойной зоне приводит к образованию устойчивых нефтеполимерных 

инвертных эмульсий, что отражается на усилении гидрофобных свойств 

тампонажного состава и повышении его вязкости. Такое смешение сказывается на 

характере эмульсии при содержании в ней воды менее 80%. 

При обводненности продукции скважин более 83-85% эмульсионная 

структура в ПЗП полностью меняется на водонефтяную эмульсию прямого типа, а 

продолжительность эффекта по снижению притока воды уменьшается с ростом 

обводненности скважин. 

Оценка результатов полимер-кислотного воздействия в качестве ремонтно-

изоляционных работ подтвердила их эффективность по снижению обводненности 

добываемой продукции. Но, ПолКО позволяют не только уменьшить 

обводненность скважин, но и увеличить дебит нефти. 

На рисунке 2.10 приведена зависимость добычи нефти после ПолКО (
н
пq ) от 

дебита нефти до обработки (
н
доq ) для малодебитных скважин с 

производительностью по нефти н
доq  до 1,5 т/сут: 

18,198,0 +×= н
до

н
п qq          2.2 

Полученную зависимость с достаточной степенью точности (коэффициент 

детерминации R2=0,80) можно использовать для прогнозирования дебита нефти 

после ПолКО. Анализ результатов обработок выявил, что 26 % обработок 

позволили успешно увеличить дебит нефти скважин, в среднем в 2,7 раза с 

продолжительностью эффекта 13 и более месяцев (например, скв. 494, 2849, 2857, 

9354). В ряде случаев (19%) после ПолКО достигается кратковременное 

увеличение дебита нефти (например, скв. 504, 11483, 11060), с последующим 

сравнительно быстрым (3-5 мес.) уменьшением его до уровня, 

предшествовавшего ПолКО. Продолжительность эффекта по увеличению дебита 

нефти для скважин с обводненностью от 74 до 90% изменялась от 13 до 21 

месяца, в среднем составляя 15 месяцев, тогда как для скважин с обводненностью  
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Рисунок 2.10 – Зависимость дебита нефти после ПолКО от дебита до РИР 

 

более 90% - изменялась от 3 до 9 месяцев, составляя в среднем 6 месяцев. 

Дополнительная добыча нефти на одну обработку составила в среднем 316 т [80]. 

Таким образом, в связи с увеличением фонда скважин, эксплуатирующих 

карбонатные объекты Арланского месторождения, на фоне роста их 

обводненности, становится все более актуальным проведение РИР по снижению 

притока воды. 

Анализ проведенных РИР за 2008-2011 гг с применением полимер-

кислотного воздействия показал, что успешность проведения ПолКО скважин по 

снижению обводненности составляет 84%, при продолжительности эффекта до 24 

месяцев, в зависимости от обводненности продукции. ПолКО позволяют также 

увеличить приток нефти. Дополнительная добыча нефти составила 316 т в 

среднем на одну обработку.  
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2.4   Выводы 

 

1 Промысловый опыт интенсификации притока нефти путем использования 

технологии полимер-кислотных обработок и статистический анализ показывают, 

что применение ПолКО позволяет увеличивать добычу нефти. Однако по мере 

разработки объекта и выработки запасов нефти эффективность полимер-

кислотных обработок с постепенно снижается. И для поддержания эффективности 

необходимо совершенствовать технологию их применения. 

2 С ростом кратности проведения ПолКО их эффективность по снижению 

добычи воды и увеличению дебитов нефти уменьшается незначительно или не 

изменяется. Что объясняется механизмом воздействия на ПЗП карбонатного 

пласта при кратном проведении обработок. 

3 Проведение ПолКО в залежах каширо-подольских отложений Арланского 

месторождения показало свою эффективность. Получены зависимости 

обводненности после и продолжительности эффекта по воде от обводненности до 

обработки, а также зависимости дебита нефти после обработки от дебита нефти 

до ПолКО. 
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3 СОВЕРШЕНСТВОВАНИЕ ТЕХНОЛОГИИ ПОЛИМЕР-

КИСЛОТНОГО ВОЗДЕЙСТВИЯ ПРИ ОБРАБОТКЕ ОБВОДНЕННЫХ 

КАРБОНАТНЫХ КОЛЛЕКТОРОВ 

 
 
 

3.1 Физико-химические свойства реагентов, применяемых при 

полимер-кислотном воздействии 

 

Изолирующие композиции на основе гидролизованного полиакрилонитрила 

предназначены для ограничения притока в скважину минерализованных 

пластовых вод, содержащих поливалентные ионы металлов Ca2+, Mg2+, Al3+, Fe2+, 

и для изоляции притока слабоминерализованных вод с предварительным 

закачиванием оторочек электролитов высокой концентрации. Гидролизованный 

полиакрилонитрил – однородная жидкость от желтоватого до темно-коричневого 

цвета с запахом аммиака, хорошо растворимая в пресной воде. При смешении с 

электролитами, содержащими ионы поливалентных металлов Ca2+, Mg2+, Al3+ и 

др., гипан коагулирует с образованием эластичной массы. В нефтенасыщенной 

части пласта гипан не отверждается, при освоении и эксплуатации вытесняется 

обратно. Коагулянт гипана растворяется в пресной воде, азотной и серной 

кислотах. Коагуляционные свойства гипана зависят от природы электролита и его 

концентрации. В промысловых условиях наиболее доступными и дешевыми 

электролитами для коагуляции гипана являются минерализованная пластовая 

вода, в которой содержится не менее 20 г/л ионов Са2+, Mg2+, а также водный 

раствор хлористого кальция не менее 20-30 %-ной концентрации [23]. 

С 1989 года на нефтяных месторождениях Башкортостана начали активно 

проводиться полимер-кислотные обработки (ПКО) и ремонтно-изоляционные 

работы (РИР) по ограничению притока воды с использованием полимера гипан 

(гидролизованный полиакрилонитрил) и применением в качестве коагулянтов 

солей (хлоридов) 2-х или 3-х валентных металлов, а позднее и гивпан 

(гидролизованные волокна полиакрилонитрила). Геолого-технические 
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мероприятия с применением этих реагентов позволяют обеспечивать 

технологический эффект [86]. С 2008 года начал применяться реагент ПВВ 

(полимер водный всесезонный), а в качестве коагулянта - раствор алюмохлорида 

(AlCl3). 

 В таблице 3.1 представлены физико-химические свойства реагентов, 

применяемых при проведении полимер-кислотных обработок. 

 

Таблица 3.1 Физико-химические свойства реагентов 

Наименование  показателя Норма 
Алюмохлорид 

- внешний вид 
 

Жидкость светло-желтого или серого цвета с 
зеленоватым оттенком 

- массовая концентрация основного вещества в 
пересчете AlCl3, г/дм3 

200-300 

- массовая концентрация нефтепродуктов,  г/дм3, не 
более 

0,5 

- pH раствора алюмохлорида 0,6-2,0 
- температура замерзания, 0С минус 40 
- плотность, кг/м3 1070-1340 

Раствор кальция хлористого 

- внешний вид бесцветная жидкость 

- массовая доля хлорида кальция, % 20-30 

- плотность при 20 0С, кг/м3 1178 - 1282 

- температура замерзания, 0С минус 17,6 

Соляная кислота 
- внешний вид 
 

жидкость от светло-желтого до коричневого цвета 

- массовая доля хлористого водорода, % 20-23 
- массовая доля железа, %, не более 0,03 
- массовая доля мышьяка, %, не более 0,015 
- скорость растворения стали СТЗ кп или 08кп при 
20 0С, г/м2 ч, не более 

0,2 

- массовая доля фтористого водорода, % - 
Реагент ПВВ 

- внешний вид 
 

однородная жидкость от светло-желтого до темно-
коричневого цвета без мехпримесей 

- массовая доля сухого вещества, % не менее 10 
- плотность, кг/м3 1060-1150 
- вязкость, сСт при Т=20 0С, не более 20 
- pH 8-14 
- температура застывания 0С, не выше минус 25* 

Нефть 
- внешний вид (визуально) 
 

маслянистая жидкость от желто-коричневого до 
черного цвета 

- массовая доля воды, % не более 0,5-1,0 
- массовая концентрация хлористых солей,  г/дм3 0,1-0,9 
- массовая доля механических примесей, %, не более 0,05 
- давление насыщенных паров, кПа (мм рт ст), не 
более 

66,7 (500) 

- плотность при 20 0С, кг/м3, не более 800-900 
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3.2 Лабораторные исследования по обоснованию технологии 

комбинированного полимер-кислотного воздействия на пласт на основе 

полимерной композиции  РЕАКОМ 

 

Однако, как показала практика применения ПолКО, необходима 

дальнейшая отработка в промысловых условиях технологий применения 

тампонирующих составов. По мере увеличения продолжительности 

эксплуатации, истощения карбонатных коллекторов и роста обводненности 

добываемой продукции, технологии интенсификации добычи нефти и 

ограничения притока воды, основанные на применении гипана или гивпана, уже 

не обеспечивают высоких показателей эффективности. По этой причине 

проводится постоянный поиск более совершенных осадко-гелеобразующих 

полимерных материалов. 

С этой целью предложено применение новой полимерной композиции 

РЕАКОМ, производимой предприятием ООО НПЦ «Комплекс-Ойл», а в качестве 

коагулянта - раствор хлорида кальция (CaCl2) или алюмохлорида. 

В научно-производственном центре «Комплекс-Ойл», г.Уфа, разработана 

новая полимерная композиция  на основе тройного сополимера акриловых кислот 

РЕАКОМ, которая производится по оригинальной технологии, и обладает 

высокой адсорбционной и коагулирующей активностью, что способствует 

формированию прочного водоизолирующего экрана.  

В таблице 3.2 приведены свойства рассматриваемого полимера. 

Физико-химическая сущность применения осадкообразующей технологии с 

полимерной композицией РЕАКОМ  заключается в том, что при взаимодействии 

 

Таблица 3.2 – Свойства полимера РЕАКОМ 

Реагент РЕАКОМ 

- внешний вид 

 

однородная жидкость от светло-желтого до 

темно-коричневого цвета без мехпримесей 

- условная вязкость при  Т= 20 0С ,не менее 50 

- плотность, кг/м3 , не менее 1005 

- водородный показатель ( pH) 9-14 
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в пластовых условиях РЕАКОМа с электролитами образуется термостойкая 

полимерная масса, которая обладает хорошей адгезией к коллектору и 

цементному камню, а также  является стойкой по отношению к размыву 

пресными и минерализованными водами. В качестве электролитов используются 

растворы солей поливалентных металлов или пластовая вода. 

РЕАКОМ выпускается  двух  марок: РЕАКОМ-С (средневязкий) и 

РЕАКОМ-В (высоковязкий с наполнителем). В качестве наполнителя 

используется волокно Acrilic staple fibre C (ASFC), которое  является 

родственным РЕАКОМу по химическому составу.  ASFC  представляет собой 

мелкодисперсный волокнистый материал с активной высокоразвитой 

поверхностью. За счёт хемосорбции формирующегося осадкогеля на поверхности  

ASFC  повышается прочность создаваемого изолирующего экрана. Кроме этого, 

волокна, содержащиеся в РЕAКОМе, при проникновении в пласт в последующем 

набухают, обеспечивая максимальную степень кольматации пор и снижение 

усадки водоизолирующего экрана в пластовых условиях 

Областью применения  осадкообразующей технологии на основе 

полимерной композиции РЕАКОМ являются неоднородные обводнённые 

карбонатные и терригенные коллектора с температурой  20 – 150 оС, мощностью 

не менее 1 м, с проницаемостью 0,03 мкм 2 и выше. Скважина должна находиться 

в техническом состоянии, позволяющем производить операции по изоляции 

интервалов притока воды, направленной закачке для изменения профиля притока 

в добывающей скважине или профиля приёмистости в нагнетательной скважине, 

и солянокислотной обработке [57]. 

Проведены лабораторные исследования по изучению реологических 

свойств полимера РЕАКОМ для определения оптимальной концентрации, 

удовлетворяющей технологическим требованиям по закачке реагентов в 

призабойную зону скважины. Обычно вязкость полимерных материалов при 

закачке насосными агрегатами рекомендуется выбирать на уровне 20-30 мПа·с. 

На рисунке 3.1 представлена зависимость вязкости раствора РЕАКОМа от его 

объемной концентрации при температурах 20 и 35 °С. 
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Рисунок 3.1 - Зависимость вязкости раствора РЕАКОМа от его концентрации 

 

По результатам этих экспериментов (рисунок 3.1) выбрана оптимальная 

концентрация раствора полимерной композиции РЕАКОМ - 20%. 

Для оценки эффективности объемного осадко-гелеобразования проведены 

лабораторные исследования с 20 %-ным раствором полимера РЕАКОМ. 

Смешение растворов полимера и коагулянта (CaCl2 концентрацией от 2,5 до 30%) 

проводилось в широком диапазоне объемных соотношений (от 1/5 до 5/1 

соответственно) при постоянной температуре 20 °С. Общий объем смеси 

реагентов оставался одинаковым при различных объемных соотношениях и 

составлял 50 мл. Время реагирования - 4 часа. Затем замерялся объем 

образовавшегося осадка и по визуальным наблюдениям описывалась его 

структура. 

Для сравнительного анализа также проведены лабораторные эксперименты 

с реагентом ПВВ по идентичной методике. 

На рисунках 3.2 и 3.3 представлены зависимости между удельным объемом 

полученного осадка (отношение объема осадка к объему исходного раствора  
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Рисунок 3.2 - Зависимость удельного объема осадка полимера РЕАКОМ от 

соотношения объемов реагентов 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Рисунок 3.3 -  Зависимость удельного объема осадка полимера ПВВ от 

соотношения объемов реагентов 

0                    1/1                    2/1                    3/1                   4/1                    

 CaCl2                       CaCl2                       CaCl2 

 CaCl2                       CaCl2                       CaCl2 

0                      1/1                    2/1                    3/1                    4/1                    5/1 
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полимера) и соотношением объемов реагентов (полимера и коагулянта) для 

полимеров РЕАКОМ и ПВВ соответственно. 

Из представленных зависимостей видно, что полимер РЕАКОМ 

характеризуется большим удельным объемом осадка, чем ПВВ при тех же 

объемных соотношениях. При применении реагентов на месторождениях, 

соотношение объемов полимера и коагулянта находится в пределах от 1,5/1 до 1/4 

соответственно. Поэтому, для сопоставления зависимостей на рисунке 4.4 

представлен усредненный удельный объем осадка полимеров РЕАКОМ и ПВВ в 

этом диапазоне соотношений. Видно, что реагент РЕАКОМ не уступает реагенту 

ПВВ, а при малых значениях соотношений существенно превосходит его по 

эффективности объемного осадкообразования. Учитывая неоднородность и 

нестационарность процессов смешения растворов полимеров с коагулянтами в 

призабойной зоне пласта, это может иметь большое значение.  

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Рисунок 3.4 - Зависимость удельного объема осадка полимеров от соотношения 

объемов реагентов 

0                 1/4                1/2            0,75/1             1/1             1,25/1          1,5/1 
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В ходе эксперимента также проводились визуальные наблюдения и 

описание структуры образовавшегося осадка, поскольку характер осадка следует 

учитывать при выборе оптимальных концентраций и соотношений объемов 

реагентов для проведения ГТМ. 

При больших величинах соотношений объемов РЕАКОМа и хлористого 

кальция (до 2/1) наблюдается желеобразная однородная масса во всем объеме  

(низкие концентрации CaCl2 до 10%), которая с ростом концентрации CaCl2 

переходит в рыхлую пастообразную мелкодисперсную массу с вкраплениями 

жидкости. При других соотношениях объемов реагентов осадок 

рыхлый,хлопьевидный, мелкодисперсный, однородный, взвешенный в жидкости. 

С уменьшением величины соотношения наблюдается образование 

крупнодисперсных хлопьев и комочков продуктов реакции [78, 84]. 

Для подтверждения эффективности водоизолирующего эффекта при закачке 

осадкогеобразующих реагентов были проведены фильтрационные эксперименты. 

Модельные исследования проводились  с использованием кернов из 

скважин турнейского яруса Копей-Кубовского месторождения [9]. 

Методика проведения исследований. Прямой прокачкой через модель 1 

прокачивается пластовая вода (ρ = 1,13 - 1,17 г/см3) для определения 

коэффициента проницаемости. Далее прокачивается полимер (1,5-2,0 п.о.) с 

целью определения возможности его фильтрации в пористой среде и 

необходимых градиентов прокачки. 

Прямой прокачкой через модель 2 прокачивается пластовая вода (ρ = 1,13 - 

1,17 г/см3) для определения коэффициента проницаемости.  Далее закачивается 

оторочка исследуемого ВИС (оторочки раствора полимера и инициатора 

осадкогелеобразования – раствора хлористого кальция, разделяются буферной 

жидкостью). Модель выдерживается при пластовой температуре в течение 

определенного программой исследований времени (4 часа), после чего через 

модель обратной прокачкой закачивается пластовая вода. 
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Поровый объем модели пласта определяется по объему пластовой воды, 

вошедшей в модель при вакуумировании. Критериями для оценки эффективности 

ВИС являются: изменение проницаемости модели пласта и давления при закачке 

воды и ВИС. 

Начальные условия и результаты экспериментов приведены в таблице 3.3 

 

Таблица 3.3 Начальные условия и результаты физического моделирования 

Параметр Показатель 

Керн 1 2 

Тип коллектора Карб Карб 

Длина керна, м 0,045 0,045 

Диаметр керна, м 0,038 0,038 

Пористость, % 12,2 12,4 

Абсолютная проницаемость керна, мкм2 0,115 0,123 

Расход жидкости, м3/мин 4∙10-6 4∙10-6 

Фазовая проницаемость по воде до водоизоляции, 
мкм2 

0,085 0,092 

Градиент давления на керне при прорыве воды, 
МПа/м 

- 14 

Фазовая проницаемость по воде после 
водоизоляции, мкм2 

- 0,008 

Остаточный фактор сопротивления Rост, ед. - 11,5 

 

Результаты испытаний ВИС представлены на рисунках 3.5 и 3.6 (модель 1 и 

2 соответственно). Как видно из рисунка 3.5, полимер фильтруется в пористой 

среде при градиентах давления порядка 16-17 МПа/м.  

Из рисунка 3.6 видно, что при совместной закачке полимера с коагулянтом 

градиент давления фильтрации резко возрастает, что говорит об образовании в 

пористой среде водоизолирующего экрана. ВИС обеспечивают качественную 

изоляцию высокопроницаемых водонасыщенных моделей пласта: коэффициент 

проницаемости снизился на 87 % (или в 11,5 раз), градиент давления прорыва 

составил 14МПа/м.  
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Рисунок 3.5 – Динамика градиента давления (модель 1) 

 

Рисунок 3.6 – Динамика градиента давления (модель 2) 
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В качестве параметра, характеризующего эффективность изоляции 

рассматривался остаточный фактор сопротивления. 

Остаточный фактор сопротивления Rост равен отношению подвижностей 

минерализованной воды до и после закачки осадкогелеобразующей композиции. 

Rост является основным критерием того, что произошла закупорка каналов 

течения за счет образования в них тампонирующей массы. 

Таким образом, можно заключить, что РЕАКОМ является более 

перспективным осадко-гелеобразующим реагентом для проведения РИР и ПКО. 

Рабочие концентрации раствора CaCl2 составляют 15-25%, а наиболее 

эффективные соотношения объемов растворов РЕАКОМа и хлористого кальция – 

1/2-1/4. Для дальнейшего изучения эффективности применения нового полимера 

необходимо проведение не только лабораторных, но и промысловых испытаний с 

применением полимерной композиции РЕАКОМ в качестве осадко-

гелеобразующего реагента для РИР и ПКО. 

 

3.3 Рекомендации по реализации технологического процесса 

применения полимера РЕАКОМ в промысловых условиях при проведении 

полимер-кислотных обработок 

 

Объектом для проведения полимер-нефтекислотной обработки (ПолНКО) 

являются высокообводненные (до 98%) добывающие скважины, 

эксплуатирующие неоднородные, трещиновато-пористые карбонатные 

коллекторы и характеризующиеся, по данным промысловых и геофизических 

исследований, наличием высокопроницаемых обводненных интервалов 

продуктивного пласта. 

Была разработана технология полимер-нефтекислотной обработки 

обводненных карбонатных пластов. При написании временной инструкции 

учтены требования всех нормативных документов. [12,13, 22, 34, 42, 51, 52 54, 

56].  
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В качестве полимера используется РЕАКОМ. Полимер РЕАКОМ 

применяется в виде товарной формы объемом 0,5 – 1,2 м3 на 1 м эффективной 

толщины продуктивного пласта. 

В качестве коагулянта (отвердителя) используется 20%-ный раствор 

хлористого кальция при обводненности пластовой водой с плотностью более 1130 

кг/м3. Объем раствора хлористого кальция должен превышать в 1,5 – 2,0 раза 

объем полимера. При обводненности скважины опресненной водой с плотностью 

менее 1130 кг/м3 используется алюмохлорид в виде товарной формы в объеме 

равном объему закачиваемого полимера. 

Соляная кислота ингибированная применяется в виде водного раствора с 

массовой долей 15% - объемом, равном объему закачиваемого раствора РЕАКОМ. 

Проведение обработки включает в себя закачку реагентов в следующей 

последовательности и объемах: 1/3 расчетного объема хлористого кальция или 

алюмохлорида в зависимости от плотности попутной воды, буфер пресной воды в 

объеме 0,5 м3 на 1 м эффективной толщины пласта, расчетный объем реагента 

РЕАКОМ, буфер пресной воды в объеме 0,5 м3 на 1 м эффективной толщины 

пласта, оставшиеся 2/3 расчетного объема коагулянта, продавка в пласт нефтью в 

объеме 1,0 м3 на 1 м эффективной толщины пласта, закачка расчетного объема 

соляной кислоты, продавка соляной кислоты в пласт нефтью в объеме 1,0 м3 на 1 

м эффективной толщины пласта [19, 34]. 

После закачки всех реагентов скважина закрывается на реакцию в течение 

24 часов. 

На рисунке 3.6 представлена технологическая схема размещения 

оборудования при поведении полимер-нефтекислотной обработки [81, 82]. 
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1 – устье скважины и рабочая площадка; 2 – подъемный агрегат А-50;3 – мостки; 

4 – насосный агрегат; 5 – автоцистерна (КП-6,5) с соляной кислотой;                      

6 – емкость с гидроксохлористым алюминием или раствором хлористого кальция; 

7 – автоцистерна (АЦ-10) с полимерным раствором; 8 – автоцистерна с нефтью;    

9 – емкость с пресной водой. 

Технологическая схема размещения оборудования при полимер-

нефтекислотной обработке скважины 

Рисунок 3.6 – Технологическая схема размещения оборудования при 

полимер-нефтекислотной обработке скважины 
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3.4 Выводы 

 

1 Лабораторными исследованиями установлено, что РЕАКОМ обладает 

большей осадко-гелеобразующей способностью, чем ПВВ. В ходе исследований 

определены оптимальные концентрации и соотношения осадко-гелеобразующих 

реагентов. 

2 Фильтрационными исследованиями уставлена эффективность создания 

водоизоляционного экрана в пористой среде при закачке осадко-гелеобразующей 

композиции, состоящей из полимера  РЕАКОМ и коагулянта – хлористого 

кальция. 

3 Разработана технология и временная инструкция «Технология полимер-

нефтекислотной обработки скважин с использованием полимера РЕАКОМ для 

интенсификации добычи нефти из обводненного карбонатного пласта». 
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4 МОДЕЛИРОВАНИЕ СОЛЯНОКИСЛОТНОЙ И ПОЛИМЕР-

КИСЛОТНОЙ ОБРАБОТОК КАРБОНАТНОГО ПЛАСТА 

 
Основным направлением применения методов интенсификации притока 

нефти из карбонатных пластов является проведение различного вида 

солянокислотных обработок скважин, сущность которых заключается в 

восстановлении и увеличении проницаемости ПЗП, снижении скин-эффекта. Из-

за сравнительной простоты технологии проведения, доступности реагентов, 

надежного увеличения продуктивности скважин кислотные обработки получили 

широкое применение [43, 10]. 

 
4.1 Обоснование модели солянокислотной и полимер-кислотной 

обработок карбонатного пласта, принятые допущения и её реализация 

 

Для проектирования и прогнозирования эффекта от солянокислотной 

обработки и подбора оптимальных технологических параметров её проведения с 

учетом многообразия влияющих на процесс факторов, была создана 

математическая модель и написан программный продукт. 

Решение задачи закачки вязких несжимаемых жидкостей использует 

двумерную модель двухфазной фильтрации реагентов в слоисто-неоднородном 

деформируемом пласте, насыщенном водой и нефтью. Задача солянокислотной 

обработки карбонатного пласта рассматривается с точки зрения выделения 

доминирующих процессов, обуславливающих принцип распространения кислоты 

в карбонатной породе. Для этого целесообразно упростить некоторые физические 

свойства объекта исследования, не влияющие существенным образом на 

конечный результат исследования. Поэтому математическая постановка задачи 

сформулирована при следующих допущениях: 

·      пропластки различных проницаемостей однородны по пористости и 

проницаемости  и гидродинамически не связаны между собой. 
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Предполагается, что распределение фильтрационных свойств в призабойной 

зоне скважины внутри пропластка для характерных глубин проникновения (1-3 м) 

изменяется незначительно [15]. 

· капиллярные и гравитационные сил не учитываются; 

· пластовые флюиды и закачиваемые жидкости считаются 

несжимаемыми. 

Закачиваемый в пласт раствор кислоты имеет сжимаемость порядка 10-4 

1/МПа при создании давления в призабойной зоне пласта и на забое скважины не 

более 20-25 МПа, что пренебрежимо мало для условий закачки, учитывая 

небольшой объем оторочки. Для пластовых жидкостей перепад давления имеет 

меньшие значения. 

· плотности и вязкости пластовых флюидов и закачиваемых жидкостей 

постоянны; 

· кислота нерастворима в нефти; 

· кривые относительных фазовых проницаемостей не изменяются [29]; 

· не учитываются процессы диффузии; 

Скорость диффузионных процессов при СКО будет значительно меньше 

скорости массопереноса при рассматриваемых скоростях фильтрации, 

обусловленных применяемыми темпами закачки технологических жидкостей. 

Поэтому вкладом явлений диффузии в растворе при создании модели кислотной 

обработки можно пренебречь. 

· фильтрация изотермическая при постоянной скорости закачки 

реагента; 

Применение солянокислотного воздействия основано на способности 

соляной кислоты растворять карбонатные породы ПЗП в результате следующей 

реакции [14, 43].  

 

2HCl + CaCO3 → CaCl2 + CO2 + H2O     4.1 
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Модель солянокислотного воздействия описывается уравнениями 

неразрывности 

wSmСqdiv
dt

dm
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где m – пористость, д. е.; Р – давление, МПа; v – скорость фильтрации, м/с;  

q – темп закачки, м3/с; C – концентрация кислоты в растворе, д.е.; γ – константа 

скорости реакции, βC – объемная мощность растворения породы; ko(Sw) и kw(Sw) – 

относительные фазовые проницаемости для нефти и воды соответственно, д.е.; Sw 

– водонасыщенность, д.е.; µo и µw – коэффициенты динамической вязкости нефти 

и воды соответственно, Па∙с. 

Объемная мощность растворения породы βC определяется по формуле 2.6  

[24]: 
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где 
3CaCOz  и HClz  – стехиометрические коэффициенты реакции CaCO3 и HCL 

(формула 4.1) соответственно, 
3CaCOM  и HClM  - молярные массы известняка и 

соляной кислоты соответственно, кг/моль;  
3CaCOr  и HCl%100r  - плотности известняка 

и раствора соляной кислоты соответственно, кг/м3. 
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       4.7 

Особенностью модели является учет сжимаемости пласта, что позволяет 

также учитывать поле давлений, возникающее в процессе закачки. Изменение 

давления влияет на значение пористости, а значит и проницаемости, за счет 
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упругости пласта. Таким образом, изменение пористости в процессе закачки 

происходит не только за счет растворения породы, но и упругих свойств пласта. 

Закачка кислотного раствора при соляно-кислотных обработках проводится 

при высоких темпах нагнетания (порядка 5-7 л/с), что приводит к большим 

значениям градиента давления в ПЗП, а следовательно, и значительной разнице 

давления на стенке скважины и фронте проникновения кислоты. Поэтому 

необходимо учитывать зависимость скорости реакции кислоты от величины 

давления. Учет влияния температуры позволит применять модель для расчетов 

обработок других регионов. 

В работе N. A. Mumallh рассматривались факторы, влияющие на скорости 

реакции соляной кислоты с карбонатными породами и были получены 

зависимости скорости реакции кислоты от давления и температуры (рисунки 4.1 и 

4.2). 

 

Рисунок 4.1 – Зависимость скорости реакции от температуры при 

различных значениях давления 
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Рисунок 4.2 - Зависимость скорости реакции от давления 

После перевода единиц измерения в систему СИ были получены 

зависимости, представленные на рисунке 4.3. 

 

 

Рисунок 4.3 Зависимость скорости реакции от температуры при давлениях 

6,89 МПа и 34,47 МПа. 
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Как видно из рисунка зависимость скорости реакции кислоты с карбонатной 

породой носит линейный характер. На основе этих данных в программном 

комплексе STATISTICA-6 было получено уравнение, описывающее зависимость 

скорости реакции кислоты от температуры и давления (R2=0.9864). 

 

� = (−0,00215 ∙ � � − 0,00067 ∙ � ∙ � + 0,55 ∙ � + 0,651 ∙ 10� � ∙ � � −

4,7942) ∙ 10� �           (4.8) 

где T –температура в ячейке, °С; P – давление в рассматриваемой ячейке, МПа. 

На рисунке представлена  поверхность, построенная по полученному 

уравнению, и нанесены фактические точки. Как видно из рисунка уравнение с 

достаточной степень точности описывается зависимость скорости реакции 

кислоты с карбонатной породой от температуры и давления в зоне реакции. 

 

Рисунок 4.4 – Трехмерная зависимость скорости реакции от температуры  и 

давления 
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Граничные условия 

0),,0,0( qtzq =
          4.9 

0),,0,0( CtzC =
          4.10 

Где q0 – темп закачки, м3/с; С0 – начальная концентрация кислоты, %;  

Начальные условия 

плPzyxP =)0,,,(
          4.11 

Где Pпл – пластовое давление, МПа. 

Растворение породы приводит к увеличению пористости. При этом 

происходит рост также рост проницаемости ПЗП. Зависоимость коэффициента 

проницаемости от коэффициента пористости описывается модифицированной 

формулой Козени-Кармана [90] 
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где k0, k – начальная и текущая проницаемости, соответственно, м2; m0, m – 

начальная и текущая пористости, соответственно, д.е.; β – экспериментальный 

коэффициент. 

Начальная водонасыщенность призабойной зоны определяется по 

обводненности продукции скважины с учетом фазовых проницаемостей для 

нефти и воды, которые описываются моделью Corey. 

Для оценки эффективности проведения кислотного воздействия 

применяется понятие скин-фактора. 

Скин-фактор вычисляется по формуле: 

 

cз r

r

k

k
S ln1÷÷

ø

ö
çç
è

æ
-=           4.13 

где k – коэффициент проницаемости продуктивного пласта, мкм2;  kз – 

проницаемость загрязненной зоны, мкм2; r – радиус загрязненной зоны, м; rc – 

радиус скважины, м. 

В случае неравномерного распределения проницаемости в ПЗП после СКО 

уравнение 4.13 можно записать в интегральном виде  
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          4.14

 

Кратность увеличения дебита скважины определяется по формуле: 

послеcк

доcк

SrR

SrR
К

+

+
=

)/ln(

)/ln(

          4.15
 

Величину скин-эффекта до обработки определяют по результатам 

интерпретации кривых восстановления давления. 

На основе представленной модели солянокислотного воздействия и 

результатов лабораторных исследований полимерной композиции РЕАКОМ 

предложена модель комбинированного полимер-кислотного воздействия. В ней 

предусматривается последовательная закачка полимера РЕАКОМ с коагулянтом и 

кислотного раствора. 

Как описывалось ранее, закачка полимера с последующей его коагуляцией 

позволяет отключить обводненные интервалы пласта, заблокировать трещины и 

каверны в призабойной зоне скважины. 

Приняты следующие допущения: 

· Не рассматривается химическая, механическая, термическая и 

биологическая деградация полимера в пористой среде, ввиду небольших 

объемов и малого времени закачки; 

· Не учитывается химическое взаимодействие между раствором полимера 

и горной породой; 

· Плотность водной фазы принимается постоянной, то есть плотность 

полимерного раствора во время закачки не изменяется и не зависит от 

его концентрации и равна плотности находящейся в призабойной зоне 

пласта воды. 

Неоднородность вскрытого пласта по пористости и проницаемости по 

толщине можно узнать из результатов дебитометрических исследований или 

комплекса ГИС. В случае отсутствия таких данных принимается, что пористость в 
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разрезе интервала перфорации подчиняется логнормальному закону 

распределения. 

Для уточнения коллекторских свойств вскрытого неоднородного пласта 

используют результаты дебитометрических исследований или комплекса ГИС. В 

случае отсутствия таких исследований принимается, что пористость в разрезе 

интервала перфорации подчиняется логнормальному закону распределения. 

Модель описывается уравнениями: 

qdiv
dt

dm
=+ )(n

          (4.16)
 

qSfdiv
dt

Smd
w

w =×+
×

))((
)(

n
        (4.17)

 

CqSfCdiv
dt

SCmd
w

w ×=××+
××

))((
)(

n
       (4.18)

 

В модели использованы результаты фильтрационных исследований, 

изложенные в 3 главе, что в зоне образовавшегося экрана остаточный фактор 

сопротивления принимается равным 11,5, что соответствует снижению 

проницаемости пористой среды в 11,5 раз. 

Учет относительных фазовых проницаемостей  по воде и 

водонасыщенности пропластков объясняется тем, что раствор полимера готовится 

на водной основе и сам полимер является водорастворимым. 

Математическия модели обработок реализованы в осесимметричной 

полярной системе координат методом конечных объемов (МКО). 

Отмечено, что одним из важных свойств МКО является точное интегральное 

сохранение следующих величин:  масса, количество движения и энергия в любой 

группе контрольных объемов, то есть, и во всей расчетной области. Причем, это 

свойство проявляется при любом числе узловых точек. Таким образом, даже 

решение на грубой сетке удовлетворяет точным интегральным балансам. Ниже на 

рисунке 4.5 приведен пример сеточной структуры МКО. 
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Рисунок 4.5 - Сеточная структура в методе конечных объемов 

 

Использование МКО можно условно разделить на три этапа: 

Первый шаг - Идеализация  

Под идеализацией понимают процесс перехода от исходной физической 

системы к математической модели. 

Следующий шаг - дискретизация  

В МКО расчетную модель разбивают на N-е число не пересекающихся 

контрольных объемов (рисунок 2.1) таким образом, что каждая узловая точка 

содержится в одном контрольном объеме.  

Основные положения МКО удобно излагать, рассматривая «стандартное» 

уравнение баланса некой величины в контрольном объеме Ω, ограниченном 

поверхностью S = ΣSk с внешней нормалью n: 

      

      4.17 

      4.18 

 

 

q– вектор плотности потока величины, включающей конвективную и 

диффузионную составляющие;  
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Q – плотность распределения объемных источников;  

V– вектор скорости; 

ρ – плотность среды;  

α – коэффициент диффузии. 

 

Согласно МКО пространственная дискретизация задачи осуществляется 

путем разбиения модели на ограниченные соприкасающиеся объемы, для каждого 

из объемов записывается уравнение баланса 4.16.  

Для получения дискретного аналога балансового уравнения в выбранной 

ячейке необходимо вычислить интегралы, входящие в уравнение 4.16, используя 

какие-либо квадратурные формулы. При этом крайне важно, чтобы для 

соприкасающихся объемов поверхностный интеграл по их общей грани Sk 

вычислялся идентично. Данное требование, реализуемое при составлении 

компьютерной программы, обеспечивает консервативность численной схемы, т.е. 

точное (в рамках принятого способа вычисления интегралов) соблюдение баланса 

φ согласно уравнению 4.16 для всей области. 

После того как составлена система дифференциальных и/или интегральных 

уравнений, описывающая с математической точки зрения движение и теплообмен 

текучей среды или теплопередачу в омываемых данной текучей средой твердых 

телах (если решается сопряженная задача теплообмена), следующий шаг — 

решение данной системы уравнений. Поскольку, в общем случае, эти уравнения 

нелинейные и не имеют аналитического решения, то решать их приходится 

численно, находя вместо непрерывного решения дискретный набор его значений 

в определенных точках (или ячейках) пространства и для определенных моментов 

времени (если решаются нестационарные уравнения, т. е. с временем, как одной 

из независимых переменных). При этом, исходя из соображений достижения 

возможной максимальной точности решения, выбирается также способ 

представления этих дискретных значений в соответствующих этой дискретизации 

алгебраических аналогах исходных уравнений. В результате, математическая 

задача решения системы дифференциальных и/или интегральных уравнений 



87 

сводится к математической задаче решения системы алгебраических (обычно 

нелинейных) уравнений. Соответственно, метод дискретизации непрерывного 

решения, преобразования уравнений в алгебраические и решения полученной 

системы алгебраических уравнений является методом решения математической 

задачи, поставленной в математической модели рассматриваемых физических 

процессов. 

При численном решении задач время процесса можно разбить на некоторое 

количество шагов, создав наряду с пространственной сеткой временную. 

Существует два основных метода решения нестационарных задач. Метод, в 

котором неизвестные величины на текущем временном шаге выражаются через 

величины предыдущего временного шага, которые уже известны, называется 

явным. В неявном же методе величины на текущем временном шаге выражаются 

друг через друга.  

Явный метод более прост, однако на него накладываются дополнительные 

ограничения по временному шагу, в то время как никаких ограничений (кроме 

физических) на временной шаг в неявном методе не накладываются. 

Явный метод Эйлера.  

Название метода отражает тот факт, что при его использовании получаются 

явные зависимости искомой величины от величин уже известных. То есть, нам не 

требуется производить никаких дополнительных действий для получения 

решения. 

          4.19 

       4.20 

Дискретизация дифференциальных уравнений по времени проводилась 

явным методом Эйлера. 

Приведём общий алгоритм, которому надо следовать при составлении 

численной схемы:  

Постановка задачи.  
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Начинать следует с выбора тех уравнений, которые мы будем решать. Что 

нам нужно найти и что нам известно при этом? Необходимо также определиться с 

точной геометрией расчётной области, типом задачи (стационарная или 

нестационарная), граничными и начальными условиями.  

Выбор численной схемы. 

Сюда входит выбор схемы аппроксимации («против потока», схемы с 

интерполяцией и т.п.), выбор метода получения дискретного аналога производной 

по времени (если задача нестационарная или выбран метод установления решения 

стационарной задачи).  

Построение сетки и выбор шагов по времени.  

После выбора схемы следует учесть все ограничения, которые 

накладываются ею на размер шага сетки и временного шага. Следует 

определиться, будет ли сетка равномерной или нет. Если сетка равномерна, то 

следует выбрать шаг. Если неравномерна, то следует собрать в единый массив 

координаты всех расчётных узлов.  

Построение численной схемы.  

Ячейки сетки разделяются на группы (ячейки внутри расчётной области и 

ячейки на различных границах области). Для каждой группы ячеек записываются 

проинтегрированные по контрольному объёму уравнения. В соответствии с 

выбранной схемой аппроксимации следует расписать все члены, входящие в 

уравнение.  

 

4.2 Ретроспективный анализ и оптимизация технологических 

параметров проведения солянокислотных и полимер-кислотных обработок 

 

В качестве примера рассмотрим расчет солянокислотной обработки 

скважины № 1348 Ташлы-Кульского месторождения. 

На рисунке 4.6 представлена выкопировка с карты нефтенасыщенных 

толщин, а показатели работы скважины за полгода до ОПЗ и полгода после - на 

рисунке 4.3 
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Рисунок 4.6 – Карта нефтенасыщенных толщин 

 

Толщина пласта составляет 8,6 м. Пористость пласта 9,8 %. Проницаемость 

– 4,4 мД. Скин-фактор до обработки составлял 18,6. 

В 2012 году на этой скважине была проведена СКО. Технологические 

параметры – темп закачки 6 л/с, объем кислоты составил 13 м3 или 1,5 м3 на метр 

толщины пласта. 

Дебит нефти до ГТМ составлял 0,7 т/сут, добыча жидкости – 2,8 м3/сут. 

Фактические параметры после СКО: дебит нефти – 2,5 т/сут, дебит 

жидкости – 10,3 м3/сут. 

Результаты расчета: дебит нефти – 2,2 т/сут, дебит жидкости – 8,3 м3/сут, 

скин-фактор после обработки составляет 1,08. 

Оптимальный темп закачки составил 6 л/с и совпал с фактическим, 

Оптимальный объем кислотного раствора составил 2,4 м3 на метр толщины пласта 

или 21 м3 в целом, что в 1,6 раз больше фактически закаченного. Это позволило 

бы увеличить Кпрод на 10% по сравнению с закачкой фактического объема 

кислотного раствора. 
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Рисунок 4.7 - Динамика показателей работы скважины 

 

На рисунке 4.8 представлены зависимости степени увеличения 

коэффициента продуктивности от темпа закачки и относительного прироста Кпр 

от удельного объема кислоты. На рисунке отмечены оптимальные параметры 

проведения обработки. [34, 44, 45] 

 

Рисунок 4.8 – Параметры оптимизации 
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Оптимальный темп закачки кислоты зависит от коллекторских и 

фильтрационных  свойств пород, слагающих ПЗП. Наблюдаемые при кислотных 

обработках темпы закачки (порядка 6∙10-3 м3/с [19, 27]) соответствуют 

оптимальным и их изменения в пределах, соответствующим параметрам насосных 

агрегатов, применяемых при проведении СКО, незначительно влияют на 

эффективность. 

При сопоставлении результатов расчетов с фактическими данными 

(проанализировано 17 скважин с проведенными СКО) была получена хорошая 

сходимость. На рисунке 4.9 представлена зависимость расчетного коэффициента 

продуктивности по жидкости до СКО от фактического после обработки по этим 

скважинам. 

С помощью этого программного продукта возможно определение 

оптимального объема и темпа закачки кислотного раствора в призабойную зону 

скважины. 

На примере этой же скважины был проведен расчет закачки различного 

количества кислоты (от 0,5 до 3 м3/м). На рисунке 4.10 представлена зависимость 

расчетного коэффициента продуктивности скважины после СКО от удельного 

объема кислоты (v). Точка c v=0 соответствует состоянию скважины до 

обработки, а v=1,5 – проведенной обработке, описанной выше [8].  
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Рисунок 4.9 – Сравнение фактического и расчетного коэффициентов 

продуктивности 

 

 

Рисунок 4.10 – Зависимость коэффициента продуктивности после СКО от 

удельного объема кислоты 
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4.3 Выводы 

 

1 Созданный симулятор позволяет с достаточной степенью точности 

прогнозировать результата проведения СКО и ПолКО, подбирать оптимальные 

параметры проведения (объем кислоты, объем полимера, темп закачки кислотного 

раствора). 

2. Оптимальный темп закачки кислоты зависит от коллекторских и 

фильтрационных  свойств пород, слагающих ПЗП. Наблюдаемые при кислотных 

обработках темпы закачки соответствуют оптимальным и их изменения в 

пределах, соответствующим параметрам насосных агрегатов, применяемых при 

проведении СКО, незначительно влияют на эффективность. 

3. Объем кислоты оказывает значительное влияние на эффективность 

мероприятия и выбор оптимального объема должен выполняться на основе 

экономического анализа. 
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ОСНОВНЫЕ ВЫВОДЫ И РЕКОМЕНДАЦИИ 

 

 

 

1 Проведено изучение текущего состояния разработки основных 

эксплуатационных объектов месторождений западной части Башкортостана. 

Выявлена динамика добычи нефти по НГДУ «Туймазанефть», а именно отмечен 

рост доли добычи нефти из карбонатных коллекторов на фоне падения добычи из 

терригенных. По состоянию на 01.01.2013 доля нефти, добываемой из 

карбонатных пластов составляет 48%. В результате выполненного 

статистического анализа получена экспоненциальная зависимость эффективной 

толщины пласта от перфорированной для месторождений западной части 

Башкортостана. Установлены основные методы интенсификации притока нефти в 

скважины - простые солянокислотные, нефтекислотные, термокислотные, 

пенокислотные обработки. 

2 Выявлено снижение эффективности полимер-кислотных обработок 

высокобводненных карбонатных пластов по мере роста обводненности, 

уменьшения дебитов скважин, величины остаточных запасов и ухудшения их 

структуры для условий турнейского яруса Копей-Кубовского и каширо-

подольских отложений Арланского месторождений. С ростом кратности 

проведения ПолКО их эффективность, заключающаяся в ограничении притока 

воды и увеличении дебита нефти снижается незначительно или не меняется, по 

сравнению с обычными солянокислотными обработками. Обоснована 

необходимость совершенствования технологии проведения полимер-кислотных 

обработок. 

3 Обоснована перспективность и предложено применение полимера 

РЕАКОМ при проведении комбинированного полимер-кислотного воздействия. 

Лабораторными исследованиями установлены оптимальные концентрации 
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РЕАКОМа - 20% и CaCl2 - 20-25%, остаточный фактор сопротивления в 

результате закачки полимерной композиции составил 11,5. 

4 Обоснован алгоритм расчета технологических параметров закачки 

реагентов и последовательность проведения полимер-нефтекислотной обработки 

скважин с применением полимера РЕАКОМ. Разработана временная инструкция 

«Технология полимер-нефтекислотной обработки скважин с использованием 

полимера РЕАКОМ для интенсификации добычи нефти из обводненного 

карбонатного пласта».  

5 Предложена математическая модель комбинированного полимер-

кислотного воздействия на карбонатный коллектор, учитывающая послойную 

неоднородность пласта, его фильтрационно-емкостные свойства, реологические 

характеристики флюидов, влияние температуры и давления. На основе модели 

создан программный продукт, позволяющий прогнозировать процессы СКО и 

ПолКО на стадии проектирования, а также подбирать оптимальные 

технологические параметры их проведения. Анализ и обобщение результатов 

СКО, проведенных на 17 скважинах турнейского яруса Ташлыкульского, 

Туймазинского, Абдулловского месторождений подтвердил высокую сходимость 

модели с фактическими данными. 
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ПРИЛОЖЕНИЕ А - Результаты дебитометрических (ДМ) и термометрических 
(ТМ) исследований скважин для регрессионного анализа зависимости 

эффективной толщины пласта от перфорированной 
 

№ Месторождение 
№ 

скв. 

Дата 
проведения 

исследования 

Перфори-
рованная 
толщина 

м 

Нэф, 
м 

Нэф, 
м 

Эффек-
тивная 

толщина 
Доля эф. 
толщины 

ДМ ТМ м 

 
1 группа 

       
1 Троицкое - 18.02.2009 5 4 4 4 0,80 

2 Туймазинское - 19.03.2011 6 4,5 4,5 4,5 0,75 

3 Туймазинское - 15.07.2011 6 4,5 4,8 4,5 0,75 

4 
Копей-

Кубовское 
- 11.11.2010 14 7 10 7 0,50 

5 Троицкое - 20.11.2009 9 6,4 5,9 6,4 0,71 

6 
Копей-

Кубовское 
- 02.10.2008 8 - 4,8 4,8 0,60 

7 Туймазинское - 03.07.2009 5 - 4 4 0,80 

8 
Копей-

Кубовское 
- 17.07.2009 12 6,6 6,4 6,6 0,55 

9 Туймазинское - 01.06.2010 7 - 5 5 0,71 

10 Туймазинское - 22.10.2008 8 5,5 5,4 5,5 0,69 

11 Стахановское - 15.08.2010 8 5 5 5 0,63 

12 Туймазинское - 06.09.2010 8 5,5 6,1 5,5 0,69 

13 Туймазинское - 10.03.2008 8 - 5,4 5,4 0,68 

14 Ташлы-Кульское - 07.11.2010 10 5,5 - 5,5 0,55 

15 Абдулловское - 05.07.2009 11 5,8 11 5,8 0,53 

16 Ташлы-Кульское - 25.09.2009 6 4,5 - 4,5 0,75 

 
2 группа 

       
1 Стахановское - 27.08.2008 4,2 3 3 3 0,71 

2 Троицкое - 28.11.2009 5 5 3 3 0,60 

3 Стахановское - 17.07.2009 4,2 4,2 2,6 2,6 0,62 

4 Туймазинское - 22.10.2009 8 4 5,7 4 0,50 

5 Туймазинское - 09.05.2011 8 - 4,1 4,1 0,51 

6 Стахановское - 17.02.2009 8 3,5 6,9 3,5 0,44 

7 
Копей-

Кубовское 
- 17.03.2010 4 2,5 3,6 2,5 0,63 

8 Стахановское - 19.08.2009 10 4 5 4 0,40 

9 Абдулловское - 18.02.2011 7 - 3,3 3,3 0,47 

10 
Копей-

Кубовское 
- 03.10.2008 12 5 5,1 5 0,42 

11 Стахановское - 28.07.2011 2,4 2 2,4 2 0,83 

12 
Копей-

Кубовское 
- 28.07.2010 12 4,6 4,5 4,6 0,38 

13 Троицкое - 28.11.2009 6 3,5 2 3,5 0,58 

14 Туймазинское - 26.02.2008 11 - 4,4 4,4 0,40 

15 
Туймазинское 

 
- 01.04.2009 7,6 3,6 7,6 3,6 0,47 
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№ Месторождение 
№ 

скв. 

Дата 
проведения 

исследования 

Перфори-
рованная 
толщина 

м 

Нэф, 
м 

Нэф, 
м 

Эффек-
тивная 

толщина 
м 

Доля эф. 
толщины 

ДМ ТМ 

16 
Копей- 

Кубовское 
- 13.07.2011 12 4,6 6,5 4,6 0,38 

17 Шейхалинское - 29.09.2009 13 - 4 4 0,31 

18 Ташлыкульское - 15.09.2009 12 3,8 12 3,8 0,32 

19 Шейхалинское - 28.09.2009 9 4,6 9 4,6 0,51 

20 Городецкое - 22.12.2009 6,8 4 - 4 0,59 

 
3 группа 

       
1 Туймазинское - 24.06.2010 8 2,5 2,5 2,5 0,31 

2 Туймазинское - 15.08.2011 7 - 2,2 2,2 0,31 

3 Троицкое - 27.11.2009 7 2 2,4 2 0,29 

4 Троицкое - 22.01.2010 7,5 2 6,2 2 0,27 

5 Туймазинское - 30.07.2010 5,6 - 2,1 2,1 0,38 

6 Дмитриевское - 21.11.2009 11 3 3 3 0,27 

7 Абдулловское - 26.02.2011 7 - 2,4 2,4 0,34 

8 Саннинское - 29.05.2011 3 - 2 2 0,67 

9 Серафимовское - 26.05.2011 12 - 2,6 2,6 0,22 

10 Стахановское - 08.12.2010 6 2 5 2 0,33 

11 Мустафинское - 25.09.2008 14 1,6 2,2 1,6 0,11 

12 Мустафинское - 03.09.2008 11 2,7 10,7 2,7 0,25 

13 Тумбарлинское - 04.08.2009 7 2,5 - 2,5 0,36 

14 Суллинское - 06.08.2009 6 2,3 3,4 2,3 0,38 

15 Петропавловское - 25.08.2009 5 2,1 2,2 2,1 0,42 
 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Продолжение таблицы 
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ПРИЛОЖЕНИЕ Б - Результаты полимер-кислотных обработок скважин 
турнейского яруса Копей-Кубовского месторождения для статистического 

анализа их эффективности 
 

Г
о

д
 

К
р

ат
н

о
ст

ь 
Дебит 
нефти 

до 
ОПЗ, 
т/сут 

Обводненность 
до ОПЗ, % об 

Дебит 
нефти 
после 
ОПЗ, 
т/сут 

Степеь 
увеличения 

дебита 
нефти 

Обводненность 
после ОПЗ, % 

Степень 
уменьшения 

обводненности 
Вдо/Впосле 

                

1989 1 1,0 71 1,6 1,6 72 1,0 

1989 1 5,2 52 10,6 2,0 12 4,3 

1989 1 3,1 80 3,0 1,0 80 1,0 

1989 1 0,2 78 0,7 3,5 44 1,8 

1990 1 8,4 66 12,6 1,5 55 1,2 

1990 1 3,7 65 10,5 2,8 20 3,3 

1990 1 2,3 60 5,3 2,3 30 2,0 

1990 1 5,9 66 14,7 2,5 20 3,3 

1990 1 1,7 86 9,8 5,8 7 12,3 

1990 1 1,3 84 3,6 2,8 25 3,4 

1990 1 2,7 64 9,2 3,4 7 9,1 

1997 1 1,6 75 6,3 3,9 56 1,3 

1997 1 1,3 74 3,3 2,5 49 1,5 

1997 1 0,3 72 0,6 2,0 65 1,1 

1997 1 1,6 75 7,9 4,9 33 2,3 

1997 1 0,4 68 0,6 1,5 61 1,1 

1997 1 0,6 78 1,6 2,7 41 1,9 

1997 1 0,5 72 0,7 1,4 59 1,2 

1997 1 0,4 81 2,3 5,8 45 1,8 

1997 1 1,3 69 1,3 1,0 68 1,0 

1997 1 0,6 69 0,4 0,7 73 0,9 

1998 1 1,5 73 4,6 3,1 62 1,2 

1998 1 4,2 72 6,7 1,6 46 1,6 

1998 1 2,1 76 4,2 2,0 78 1,0 

1998 1 0,8 62 3,8 4,8 59 1,1 

1998 1 1,3 67 2,4 1,8 48 1,4 

1998 1 0,8 75 1,7 2,1 66 1,1 

1998 1 1,3 40 3,4 2,6 40 1,0 

1999 1 0,3 90 1,2 4,0 74 1,2 

2000 1 0,5 82 1,2 2,4 77 1,1 

2000 1 0,3 79 1,0 3,3 68 1,2 

2000 1 0,9 82 3,2 3,6 52 1,6 

2000 2 0,9 84 1,8 2,0 64 1,3 

2000 1 0,2 85 1,0 5,0 75 1,1 

2000 1 0,4 81 1,3 3,3 66 1,2 
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Г
о

д
 

К
р

ат
н

о
ст

ь Дебит 
нефти 

до 
ОПЗ, 
т/сут 

Обводненность 
до ОПЗ, % об 
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т/сут 

Степеь 
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дебита 
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Обводненность 
после ОПЗ, % 

Степень 
уменьшения 

обводненности 
Вдо/Впосле 

2000 2 0,8 82 2,4 3,0 59 1,4 

2000 2 0,9 85 3,2 3,6 68 1,3 

2000 2 0,8 80 1,7 2,1 62 1,3 

2000 1 0,4 75 1,4 3,5 80 0,9 

2001 1 2,1 81 2,7 1,3 73 1,1 

2002 1 1,8 67 2,9 1,6 52 1,3 

2002 1 1,7 62 2,8 1,6 50 1,2 

2002 1 1,3 59 1,9 1,5 48 1,2 

2002 2 0,7 51 1,2 1,7 54 0,9 

2002 1 1,6 76 2,8 1,8 58 1,3 

2002 2 2,3 77 3,9 1,7 53 1,5 

2002 1 1,6 59 2,2 1,4 41 1,4 

2002 1 1,2 67 2,1 1,8 50 1,3 

2003 1 0,1 97 0,4 4,0 87 1,1 

2003 1 0,7 79 1,5 2,1 67 1,2 

2003 1 0,7 79 1,5 2,1 60 1,3 

2003 2 1,9 67 4,4 2,3 50 1,3 

2004 1 1,1 87 1,4 1,3 84 1,0 

2004 2 0,9 82 3,4 3,8 49 1,7 

2004 2 0,6 70 2,0 3,1 58 1,2 

2004 1 2,4 75 5,7 2,4 26 2,9 

2005 1 0,5 87 1,7 3,4 68 1,3 

2005 1 0,7 69 1,6 2,3 35 2,0 

2005 1 1,4 75 2,4 1,7 60 1,3 

2006 2 0,5 92 0,5 1,0 82 1,1 

2006 2 1,6 72 1,8 1,1 55 1,3 

2006 2 0,7 74,7 1,6 2,3 57 1,3 

2006 2 2,5 71 1,9 0,8 63 1,1 

2006 1 0,3 94,5 0,7 2,3 85 1,1 

2006 1 0,7 83,5 1,4 2,0 69 1,2 

2007 2 0,7 84 1,4 2,0 71 1,2 

2007 2 1,5 78,6 1,2 0,8 75 1,0 

2007 2 1,0 83 1,6 1,6 75 1,1 

2007 2 0,9 81,1 1,7 1,9 73 1,1 

2007 2 0,3 94 1,1 3,7 75 1,3 

2008 3 1,3 83 1,8 1,4 75 1,1 

2008 2 0,5 95 1,4 2,8 85,4 1,1 

2008 1 0,9 81,1 2,5 2,8 72 1,1 

2008 2 1,7 79,7 3,1 1,8 65 1,2 

2008 2 1,1 82,6 1,1 1,0 82,6 1,0 

2009 1 0,8 84 1,8 2,3 65 1,3 

2009 2 0,6 80 1,8 3,0 65 1,2 
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уменьшения 

обводненности 
Вдо/Впосле 

2009 3 2,6 79,1 4,4 1,7 60 1,3 

2009 3 1,6 83 3,3 2,1 60 1,4 

2009 2 0,7 82,5 1,9 2,9 74 1,1 

2010 3 1,4 85 3,3 2,4 65 1,3 

2010 3 1,1 79 2,8 2,5 65 1,2 

2010 3 1,0 68 2,7 2,7 50 1,4 

2010 2 0,6 78 2,4 4,0 55 1,4 

2010 2 0,3 90 2,1 7,0 66 1,4 

2010 2 1,8 66 3,7 2,1 56 1,2 

2010 1 0,6 63 2,8 4,7 42 1,5 
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ПРИЛОЖЕНИЕ В – Технологические параметры эксплуатации скважин до и 
после проведения солянокислотных обработок, для сравнения фактической и 

прогнозной эффективности воздействия 

 
Параметры до СКО Параметры после СКО Модель 

N Qж Qн Обводн. Скин Кпр Qж Qн Обводн. Кпр Скин Кпр 

 
м3/сут. т/сут. % 

  
м3/сут. т/сут. % 

   
1 4,8 2,7 37,6 5,8 0,067 10,5 5,5 41,0 0,156 -1,62 0,147 

2 1,5 0,7 44,0 17,3 0,022 6,1 2,9 46,0 0,089 -0,42 0,076 

3 2,4 1,6 25,6 8,2 0,027 5,8 3,8 26,3 0,081 -1,23 0,065 

4 3,1 2,2 20,0 8,8 0,048 6,7 4,6 22,0 0,156 -1,39 0,125 

5 2,6 1,2 49,3 5,9 0,048 7,4 3,5 46,0 0,135 -1,73 0,109 

6 4,5 2,4 38,8 2,7 0,072 7,9 4,8 30,8 0,150 -2,05 0,130 

7 2,2 0,9 55,3 3,0 0,052 6 3,8 56,0 0,119 -2,00 0,097 

8 1,6 1,1 23,8 12,1 0,071 5,2 3,7 23,5 0,231 -1,31 0,216 

9 8,0 4,7 32,0 2,0 0,148 12,9 7,0 38,0 0,242 -1,85 0,244 

10 9,4 4,6 46,0 3,3 0,083 14,6 8,5 35,0 0,126 -0,50 0,126 

11 3,9 2,8 18,0 4,4 0,039 8,1 5,6 33,9 0,083 -1,77 0,079 

12 3,2 2,3 18,8 5,1 0,031 6,3 4,6 17,9 0,058 -1,36 0,062 

13 2,5 1,1 48,1 10,8 0,020 7,3 3,5 46,3 0,067 -1,36 0,058 

14 4,1 2,5 29,9 5,0 0,046 7,8 5,2 24,7 0,103 -1,75 0,098 

15 1,2 0,5 55,4 26,7 0,011 3,5 3,0 52,6 0,035 1,14 0,042 

16 3,9 2,1 38,8 2,6 0,037 8,8 4,6 41,3 0,083 -1,80 0,064 

17 2,9 2,2 14,1 7,3 0,022 5,8 5,4 38,4 0,061 -1,36 0,052 

 
 


