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Коэффициент вытеснения и остаточная нефтенасыщенность являются важнейшими характеристиками, опре-
деляющими извлекаемые запасы и эффективность процесса заводнения. основной объем информации об этих 
параметрах предоставляют лабораторные исследования керна. специализированные комплексные промысловые и 
геофизические исследования позволяют оценить те же характеристики на скважине непосредственно в пластовых 
условиях, исключив влияние масштабного эффекта и техногенное воздействие при отборе и подготовке керна.

Представлены результаты промыслового эксперимента по оценке коэффициента вытеснения и остаточ-
ной нефтенасыщенности на скважине, дренирующей терригенные отложения девона на одной из площадей 
ромашкинского месторождения. Полученные результаты сопоставлены с обобщенными зависимостями, по-
строенными по керновым данным. отмечено существенное влияние масштабного эффекта (эффекта кратности 
промывки) на оцениваемые параметры, что указывает на необходимость дополнения лабораторных экспериментов 
специализированными скважинными исследованиями.
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Введение
При проектировании и сопровождении разработки 

нефтяных месторождений определение значений коэф-
фициента вытеснения нефти и его зависимости от пара-
метров продуктивного пласта осуществляется на основе 
лабораторных исследований керна. Коэффициент вытес-
нения и остаточная нефтенасыщенность при заводнении 
зависят от состава и свойств коллектора, вытесняемой 
нефти и нагнетаемой воды, от начальной нефтенасыщен-
ности и скорости вытеснения (капиллярного числа) (Lake, 
1989; Михайлов, 1992).

Для терригенных коллекторов традиционного типа, та-
ких как девонские песчано-алевритовые породы, обычно 
характерна слабая зависимость остаточной нефтенасы-
щенности от скорости вытеснения в диапазоне значений 
капиллярных чисел, соответствующих реальным усло-
виям вытеснения в пласте (Lake, 1989; Михайлов, 1992). 
В то же время отмечается влияние масштабного эффекта: 
коэффициент вытеснения может существенно возрастать 
с увеличением длины керновой модели за счет эффектов 
доотмыва (Николаев и др., 2011; Закиров и др., 2010).

В этой связи актуальна задача сравнительной оцен-
ки коэффициента вытеснения по керновым данным и 
результатам специализированных скважинных иссле-
дований. Помимо повторных геофизических измерений 
в открытом или обсаженном стволе, проводимых в 
условиях локального воздействия на околоскважинную 
зону (Михайлов, 1992; Методические рекомендации…, 
1987; Ипатов, Кременецкий, 2005), были предложены 
методы оценки коэффициента вытеснения совместно 
с кривыми относительных фазовых проницаемостей в 
эксплуатируемых обсаженных скважинах при режимах, 
близких к фактическим условиям фильтрации в пласте 
при заводнении (Индрупский и др., 2008; Закиров, 2016; 
Закиров и др., 2017). В статье представлены опыт и ре-
зультаты проведения таких исследований на скважине, 
эксплуатирующей пласты терригенного девона на одной 
из площадей ромашкинского месторождения.

Общие сведения о проведенных исследованиях
рассматриваемые комплексные исследования прово-

дились на скважине одной из площадей ромашкинского 
месторождения, эксплуатирующей терригенные отло-
жения девона. Целью исследований являлась оценка в 
промысловых условиях коэффициента вытеснения Квыт 
(остаточной нефтенасыщенности Кно) и кривых относи-
тельных фазовых проницаемостей (оФП) для нефти и 
воды по методике, реализованной ранее на нескольких 
скважинах в Западной сибири (Индрупский и др., 2008; 
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Закиров и др., 2016, 2017, 2012). результаты получены 
для Квыт и Кно. Количественно оценить кривые оФП не 
получилось из-за проблем с приемистостью скважины, 
что не позволило обеспечить достаточный объем закачки 
воды в пласт для получения информативных результатов 
в отношении оФП.

общая процедура исследований включала следующие 
этапы:

– проведение фоновых геофизических (ГИс) и ги-
дродинамических (ГДИ) исследований скважины для 
оценки параметров пласта и околоскважинной зоны до 
закачки воды;

– закачку воды;
– запись ГИс для оценки параметров околоскважин-

ной зоны после закачки;
– отработку скважины на режимах с добычей смеси 

закачанной воды и пластового флюида с промежуточной 
записью ГИс;

– финальную запись ГИс и ГДИ для определения 
итоговых параметров пласта и околоскважинной зоны 
при добыче пластового флюида.

В качестве метода ГИс для контроля изменения нефте-
насыщенности околоскважинной зоны использован метод 
импульсного нейтронного каротажа (ИНК) в модифика-
ции импульсного нейтронного гамма-метода (ИНГМ).

скважина была оборудована стандартной компоновкой 
штангового глубинного насоса (ШГН). спуск приборов 
для записи ГИс и закачка воды производились по за-
трубному пространству. Закачка воды производилась из 
автоцистерн. Использовалась высокоминерализованная 
пластовая вода, применяемая в системе поддержания 
давления на соседних нагнетательных скважинах. Как 
показано в (Закиров и др., 2016, 2017), учет смешивания 
закачиваемой воды и флюидов в околоскважинной зоне 
имеет принципиальное значение для корректной интер-
претации последовательных записей ИНК в процессе 
исследования. Далее данному аспекту уделено отдельное 
внимание.

интерпретация записей ингМ по оценке 
изменения нефтенасыщенности околоскважинной 
зоны в процессе исследования

Данные выполненных замеров ИНГМ в эксплуата-
ционной колонне в комплексе с результатами интерпре-
тации имеющихся данных ГИс по открытому стволу 
использовались для определения коэффициента нефте-
насыщенности на разные моменты исследования. разрез, 
включающий исследуемый интервал перфорации 1687–
1689,4 м, представлен песчано-алевролитовыми породами 
с глинистыми прослоями. Интервал перфорации имеет 
улучшенные фильтрационно-емкостные свойства (Фес), 
эффективная пористость Кп эф > 15%. Вышележащий 
интервал 1684–1687 м заглинизирован, Кп эф в среднем 
составляет 5%. Ниже интервала перфорации отмечается 
резкое ухудшение Фес, с глубины 1690 м фиксируется 
глинистый прослой. Тем не менее сопоставление кривых 
времени жизни тепловых нейтронов τ по результатам 
четырех разновременных замеров показало изменение 
измеренных значений τ как в интервале перфорации 
1687–1689,4 м, так и выше и несколько ниже указанного 
интервала. После закачки в пласт минерализованной 

воды (замер 2) имеет место закономерное уменьшение τ 
не только в интервале перфорации, но и на 3 м выше, до 
глубины 1684 м, что указывает на проникновение зака-
чанной минерализованной воды в пласт выше интервала 
перфорации. Замеры 3 и 4 отражают увеличение значений 
τ относительно замера 2 в интервале перфорации, что 
указывает на отбор закачанной минерализованной воды 
и замещение ее нефтью в прискважинной зоне пласта в 
радиусе исследования зондом. Для ИНГМ он оценивается 
в случае проникновения пресной воды на уровне 44 см, 
соленой – порядка 50 см.

Для определения коэффициента нефтенасыщенности 
Кн использован традиционный подход:

, (1)

где Кп – коэффициент пористости (открытой), τ – время 
жизни тепловых нейтронов в пласте по данным ИНГМ 
при текущем насыщении, τвп – время жизни тепловых 
нейтронов в пласте при насыщении водой (связанной 
и подвижной), τв подв – время жизни тепловых нейтронов 
в подвижной воде, τн – время жизни тепловых нейтронов 
в нефти при пластовых условиях.

расчет времени жизни тепловых нейтронов в во-
донасыщенном пласте τвп проводился по следующим 
формулам:

, (2)

                                                    
, (3)

, (4)

, (5)

где τск – время жизни тепловых нейтронов в скелете 
(матрице) коллектора, Кп ск – пористость скелета; τц i – 
время жизни тепловых нейтронов в минералах цемента 
с содержанием pi, В – коэффициент набухания цемента 
(водоудерживающей способности цемента); τв св ц – время 
жизни тепловых нейтронов в связанной воде в цементе, 
τв св ск – время жизни тепловых нейтронов в связанной воде 
скелета (матрицы), τв подв – время жизни тепловых нейтро-
нов в подвижной воде, Кп эф ск – эффективная пористость 
скелета, Кво ск – остаточная (связанная) водонасыщенность 
скелета, Кв подв – подвижная водонасыщенность, Кп эф – эф-
фективная пористость, Кп – общая (открытая) пористость.

Для повышения информативности интерпретации 
имеющихся данных ГИс по открытому стволу результа-
ты петрофизических исследований керна обработаны с 
использованием петрофизической модели терригенного 
коллектора (Кожевников, Коваленко, 2011), которая по-
зволяет дифференцировать петрофизические зависимости 
с учетом неоднородного состава глинистого цемента. 
установлены параметры скелета (матрицы) неглинисто-
го коллектора (Кп ск, Кп эф ск, Кво ск) и диапазон изменения 
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коэффициента набухания цемента. По результатам ком-
плексной интерпретации данных ГИс на каждом кванте 
глубины исследования определены общая (открытая) по-
ристость Кп, эффективная пористость Кп эф и коэффициент 
набухания цемента В.

Настройка алгоритма интерпретации ИНГМ прово-
дилась на фоновый замер (запись 1), выполненный в 
начале исследований по оценке Квыт до закачки воды. 
Интерпретация фонового и последующих замеров про-
водилась по всему интервалу песчано-алевролитовых по-
род. В таблице 1 представлены использованные значения 
времени жизни тепловых нейтронов τ для компонентов 
коллектора. Перед замером скважина работала практи-
чески безводной нефтью, что позволило использовать в 
качестве дополнительного ориентира в интервале перфо-
рации данные о Кн по открытому стволу.

Для учета изменения времени жизни тепловых нейтро-
нов в цементе в зависимости от коэффициента набухания 
B использованы следующие составы:

• при B < 1,35 состав цемента: 60% каолинит, 30% 
хлоритоид, 10% ссо;

• при 1,35 < В < 2,35 состав цемента: 50% каолинит, 
20% хлоритоид, 30% ссо;

• при В > 2,35 состав цемента: 20% каолинит, 20% 
хлоритоид, 60% ссо.

состав цемента принят с учетом настройки на фоно-
вую запись ИНГМ в пределах всего рассматриваемого 
разреза.

Для расчета времени жизни нейтронов в зависи-
мости от минерализации воды Св (г/л) использована 
аппроксимация:

τ = 1000/(4,83 + 0,77 · Св), (6)
Для расчета времени жизни нейтронов в нефти в за-

висимости от химической формулы и плотности нефти в 
пластовых условиях использована известная аппроксима-
ция (Методические рекомендации..., 2006):

τ = 4550/[σн198m/(12n+m)], (7)
где для нефти принято n = 16, m = 34, плотность нефти в 
пластовых условиях 0,805 г/см3.

с учетом предшествующих операций глушения сква-
жины при Прс в процессе подготовки к исследованиям и 
проведенной закачки в пласт минерализованной воды для 
настройки общего алгоритма интерпретации (1)–(5) не-
обходимо раздельное задание минерализации подвижной 
и связанной воды по всему разрезу и интервалу перфора-
ции. Минерализация подвижной пластовой воды и воды 
матрицы по разрезу принята равной 269 г/л по данным 
для терригенных отложений девона рассматриваемой 
площади ромашкинского месторождения. Минерализация 
связанной (условно-подвижной) воды, ассоциирован-
ной с цементом пластов-коллекторов, принята равной 
150 г/л по разрезу и 30 г/л в интервале 1684,4–1689,6 м 

в предположении ее замещения в околоскважинной зоне 
остаточным технологическим раствором глушения. В том 
же предположении минерализация связанной воды матри-
цы в интервале 1684,4–1689,6 м также принята равной 
30 г/л. Данное значение соответствует результатам хими-
ческого анализа попутной воды при работе скважины до 
закачки минерализованного раствора.

Минерализация закачиваемой воды составила 290 г/л, 
что является достаточным для контроля изменения не-
фтенасыщенности по ИНГМ. соответственно, при про-
ведении замеров 3 и 4 минерализация подвижной воды 
также составила 290 г/л (обратное вытеснение закачанной 
воды). отдельно выполнена оценка возможной динамики 
смешения вод по данным гидродинамического моделиро-
вания (рассмотрена далее).

с учетом интенсивного отбора жидкости из пласта 
с течением флюидов в направлении скважины в период 
между замерами 3 и 4 можно допустить изменение мине-
рализации связанной (условно-подвижной) воды, ассоци-
ированной с цементом пластов-коллекторов в интервале 
1684,4–1689,6 м, в предположении ее замещения (или 
ионного обмена) в околоскважинной зоне с закачанной 
воды на подвижную пластовую воду с минерализацией 
269 г/л.

Использование приведенных значений минерализации 
для воды различного типа позволило получить хорошую 
настройку на выполненные записи ИНГМ по всему рас-
смотренному разрезу с параметрами петрофизической 
модели, полученными по данным интерпретации ГИс 
в открытом стволе. В таблице 2 представлены принятые 
значения τ для флюидов, рассчитанные по выражениям 
(6) и (7) для проведенных четырех замеров.

На показания, полученные с помощью нейтронных 
методов, влияют свойства флюида в скважине и свойства 
прискважинной зоны пласта, включая стальную колонну и 
цементный камень за колонной. Известно, что последний 
обладает способностью аккумулировать хлор из пласто-
вых вод. Д.А. Кожевниковым показано, что для активных 
методов (с использованием источника излучения) резуль-
тирующий декремент затухания (величина 1/τ) аддитивен 
относительно затухания в каждой из выделенных цилин-
дрических зон, взвешенных с соответствующими функци-
ями влияния Gk («геометрическими» факторами) (Теория 
методов ГИс…, 2015). Таким образом, учет влияния при-
скважинной зоны пласта на показания ИНГМ возможен с 
использованием времени жизни тепловых нейтронов во 
флюиде (τскв), заполняющем скважину, и цементном камне 
и колонне (τцк) с заданием соответствующих значений 
«геометрических» факторов. Точные значения параметров 

Табл. 1. Принятые значения t для компонентов коллектора

Компонент � мкс 
Кварц (скелет) 1065 
Каолинит (цемент) 353 
ССО (цемент) 550 
Хлоритоид (цемент) 138 

Табл. 2. Принятые значения t для флюидов

Флюид �  
Вода подвижная, пластовая 
(минерализация 269 г/л)  39,15 

Вода связанная (условно-подвижная), 
цемент (минерализация 150 г/л) 61,05 

Вода связанная (условно-подвижная), 
цемент (минерализация 30 г/л) 140,06 

Вода подвижная, закачиваемая 
(минерализация 290 г/л) 36,82 

Нефть 189,75 

, мкс
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Gскв и Gцк для данной аппаратуры в указанных техниче-
ских условиях измерений неизвестны, поэтому для учета 
влияния промежуточной зоны использованы оценочные 
значения, приведенные в (Теория методов ГИс…, 2015). 
Время жизни тепловых нейтронов в цементном камне и 
колонне принято равным τцк = 112 мкс, что соответствует 
цементу, затворенному на воде средней минерализации, и 
учитывает возможное осолонение цемента при контакте 
с минерализованными пластовыми водами. Время жизни 
для флюидов, заполняющих скважину, изменяется в со-
ответствии с условиями проведения замеров (табл. 3).

При определении коэффициента нефтенасыщенности 
Кн по данным ИНГМ проверялось выполнение следующих 
критериев увязки полученных результатов.

1. Кн по ИНГМ для замера 1 должен согласовываться 
с Кн по открытому стволу.

2. Произведение Кп∙Кн (объемная нефтенасыщенность) 
по замеру 1 не должно превышать коэффициент эффек-
тивной пористости (объем нефти не может превышать 
эффективный объем пор).

3. Кн по всем замерам должен совпадать в интервалах 
всех пластов-коллекторов, кроме интервала исследования.

На рисунке 1 приведены поточечные и осредненные 
сопоставления профилей Кн по четырем замерам в ин-
тервале исследования. При осреднении для исключения 
влияния конечной мощности интервала исследования 
отсчеты взяты на 60 см выше и ниже границ зарегистри-
рованной аномалии.

В таблице 4 представлены результаты осредненных 
определений Кн по четырем замерам и осредненный ко-
эффициент вытеснения, рассчитанный по данным замеров 
1 и 2. На рис. 2 приведено сопоставление результатов 
поточечных и осредненных расчетов коэффициента вытес-
нения, определенного по изменению Кн при 1 и 2 замерах.

Моделирование динамики минерализации воды 
в околоскважинной зоне в процессе исследования

Для дополнительной оценки адекватности приня-
тых при интерпретации записей ИНК предположений 
проводились расчеты изменения минерализации воды 
в околоскважинной зоне в процессе исследования на 
адаптированной секторной гидродинамической модели. 
отметим, что гидродинамические симуляторы предпо-
лагают минерализацию подвижной и связанной воды 
одинаковыми, что не позволяет учесть их различие для 
полной аналогии с интерпретацией ИНК.

По данным химического анализа воды до закач-
ки минерализация попутной воды составила 30 г/л. 
согласно опыту предшествующих работ, такое значение 
может быть связано с полным или частичным замеще-
нием в окрестности скважины остаточной пластовой 
воды технологическим раствором, используемым для 
глушения при проведении Прс (Закиров и др., 2016). 

Для учета наличия в окрестности скважины остаточного 
технологического раствора в перфорированных слоях 
модели начальная минерализация воды была задана 
30 г/л в некоторой окрестности скважины, размер ко-
торой варьировался от 1,5 до 7,5 м. В остальной части 
пласта минерализация воды была задана равной 290 г/л 
(пластовая вода), так же как и для закачиваемой воды во 
время проведения исследования.

На рисунке 3 представлены графики изменения мине-
рализации воды в верхней ячейке интервала перфорации 
для разных вариантов начального размера зоны остаточ-
ного технологического раствора с минерализацией 30 г/л. 
Данные графики показывают модельный прогноз дина-
мики изменения минерализации воды в прискважинной 
зоне, которую «видит» каротаж при проведении ИНК. 
с увеличением начального размера зоны проникновения 

Табл. 3. Принятые значения t для флюидов в скважине

Замер �  Примечание 
1 191 Нефть (пресная техническая вода) 
2 68 Смесь минерализованной воды при закачке (290 г/л, 20%) и технической воды (30 г/л, 80%) 
3 191,5 Эмульсия нефть (90%) и вода (10%)  
4 191,5 Эмульсия нефть (90%) и вода (10%) 

, мкс

Табл. 4. Результаты осредненных определений Кн по четырем 
замерам и расчетный коэффициент вытеснения по данным 
замеров 1 и 2

Номер замера Кн1 Кн2 Кн3 Кн4 Квыт 

Среднее значение 0,80 0,19 0,61 0,57 0,76 

Рис. 1. Сопоставление поточечных и осредненных значений Кн 
по четырем замерам в интервале исследования
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технологического раствора наблюдается снижение ми-
нерализации воды на конец исследования, т.е. имеет 
место большее смешение закачиваемой пластовой воды 
и остаточного раствора в пласте в процессе закачки и при 
обратном извлечении флюидов.

При интерпретации записей ИНК были приняты значе-
ния минерализации различных типов воды в дренируемом 
интервале пласта, представленные в табл. 2. средняя 
минерализация воды в прискважинной зоне на моменты 
замеров после закачки (замеры 2–4) соответствует сме-
си нагнетаемой (подвижной) воды и остаточной воды. 

На момент замера 1 средняя минерализация составляет 
30 г/л (остаточный технологический раствор).

опираясь на рассчитанные по гидродинамической 
модели осредненные доли подвижной и остаточной воды 
в перфорированных ячейках на разные даты замеров, 
можно оценить среднюю минерализацию воды в присква-
жинной зоне двумя способами. Первый способ предпо-
лагает использование значений минерализации из табл. 2 
с взвешиванием по долям подвижной и связанной воды. 
Второй способ непосредственно использует прогнозное 
значение минерализации, рассчитанное по гидродинами-
ческой модели с учетом динамики концентрации соли в 
водной фазе. На рисунке 4 показано сравнение значений 
средней минерализации воды в прискважинной зоне, по-
лученных двумя указанными способами, для варианта с 
начальным размером зоны остаточного технологического 
раствора 3,5 м.

Из рисунке 4 видно, что значения минерализации, 
полученные на модели и принятые в расчете при ин-
терпретации ИНК, хорошо согласуются для замеров 1 
и 4. На моменты замеров 2–3 имеет место некоторое 
завышение значений, полученных по модели. учитывая, 
что при интерпретации ИНК полученные результаты 
контролировались по согласованности замеров 1–4 вне 
пределов интервала перфорации, принятые по табл. 2 
значения минерализации можно считать обоснованными, 
а модельные – завышенными. Такое различие объясняется 
высокой неопределенностью данных об объемах посту-
пления закачиваемой воды в пласт и отбираемой воды из 
пласта, а также об их минерализации из-за малых объемов 
закачки воды во время проведения исследования. Влияние 
также могут оказывать перемешивание воды разной ми-
нерализации внутри ствола скважины, неопределенность 
размера начальной зоны проникновения технологического 
раствора и невозможность учета на модели различной 
минерализации подвижной и связанной воды. Тем не 
менее по рис. 4 в целом наблюдается качественное соот-
ветствие между принятыми при интерпретации данных 
ИНК значениями минерализации в прискважинной зоне 
и прогнозируемой по модели динамикой ее изменения.

согласно рисункам 3 и 4, на конец исследования в 
пласте должна была оставаться вода с достаточно высо-
кой минерализацией. однако уже к моменту четвертой 
записи ИНК по данным химического анализа проб добы-
ваемой воды фиксировались стабильно низкие значения 

Рис. 4. Сравнение значений средней минерализации воды в 
прискважинной зоне на даты замеров, полученных непосред-
ственно по модели (оранжевая кривая) и по расчету согласно 
табл. 2 (синяя кривая)

Рис. 2. Сопоставление результатов поточечных и осредненно-
го расчетов Квыт по данным замеров 1 и 2

Рис. 3. Изменение минерализации воды в верхней ячейке интер-
вала перфорации в процессе исследования для трех вариантов 
задания размера зоны с остаточным технологическим рас-
твором вокруг скважины: 1,5, 3,5 и 7,5 м
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минерализации при фоновых значениях обводненности. 
По-видимому, это указывает на удержание оставшейся в 
пласте закачанной минерализованной воды в связанном 
состоянии, тогда как по модели прогнозируется некоторый 
продолжающийся выход подвижной воды. Этим также 
объясняется небольшое занижение по модели текущей 
продуктивности скважины по сравнению с фактическими 
данными по финальным ГДИ.

сопоставление результатов скважинных 
исследований с обобщенными керновыми данными

На рис. 5 представлена зависимость коэффициента 
вытеснения от проницаемости (абсолютной) Кпр по тер-
ригенным отложениям девона рассматриваемой площади 
ромашкинского месторождения. На рис. 6 аналогичные 
зависимости построены для начальной нефтенасыщенно-
сти Кнн и остаточной нефтенасыщенности Кно. оранжевые 
и синие точки на рис. 5 и 6 соответствуют результатам 
лабораторных исследований кернового материала. Видно, 
что керновые данные достаточно хорошо следуют единым 
трендам логарифмической зависимости Квыт от Кпр и сте-
пенных зависимостей Кнн и Кно от Кпр.

Красными точками на рис. 5 и 6 показаны значения 
Квыт = 0,76 и Кно = 0,19, оцененные по итогам промыслово-
го эксперимента. соответствующие им значения Кнн и Кпр 
приняты по осредненным данным рИГИс для вскрытого 
интервала пласта.

Как видно из рис. 5 и 6, полученное по итогам промыс-
лового эксперимента значение Квыт значительно выше, а 
Кно ниже прогнозируемого по керновым данным. При этом 
точка начальной нефтенасыщенности хорошо соответ-
ствует керновому тренду, что указывает на корректность 
сопоставления данных по керну и рИГИс как для Кнн, 
так и для Кпр. следовательно, горизонтальное положение 
красных точек на рис. 5 и 6 является корректным. Таким 
образом, по результатам промыслового эксперимента 
отмечается большая эффективность вытеснения, чем в 
лабораторных исследованиях.

Превышение коэффициента вытеснения по промыс-
ловому эксперименту в сравнении с керном отмечалось 
авторами во всех ранее проведенных работах по оценке 
Квыт на скважинах (Индрупский и др., 2008; Закиров и 
др., 2016, 2017). Два основных возможных объяснения 
связаны с различием скоростей вытеснения (градиентов 
давления) и кратностей промывки.

Рис. 5. Зависимость коэффициента вытеснения от проницаемости для терригенных отложений девона рассматриваемой площади 
Ромашкинского месторождения

0.76
y = 0.0602ln(x) + 0.3

R² = 0.5972

0

0.1

0.2

0.3

0.4

0.5

0.6

0.7

0.8

0.9

0 500 1000 1500 2000 2500

Кв
ы

т,
 д

.е
д.

Кпр, мД

Квыт, керн

Квыт, промысловый эксперимент  

Квыт, керн  V*10

Рис. 6. Зависимость начальной и остаточной нефтенасыщенности от проницаемости для терригенных отложений девона рассма-
триваемой площади Ромашкинского месторождения
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Известно, что остаточная нефтенасыщенность может 
снижаться, а коэффициент вытеснения – возрастать с увели-
чением скорости вытеснения и, соответственно, градиента 
давления, а в общем случае – капиллярного числа (Lake, 
1989; Михайлов, 1992). Зона чувствительности ИНК, по 
которому осуществляются промысловые оценки Кно и Квыт, 
ограничена 0.5 м от скважины. следовательно, градиент 
давления в этой зоне может существенно превышать значе-
ния, характерные для вытеснения в удаленной зоне пласта.

На рис. 5 и 6 зелеными точками показаны результаты 
лабораторного эксперимента, в котором скорость вытесне-
ния была увеличена в 10 раз по сравнению с остальными 
керновыми моделями на этих рисунках, включая и кер-
новую модель с такими же параметрами – черная точка 
на рис. 6 и накладывающаяся на нее синяя. Видно, что 
увеличение скорости вытеснения на порядок не привело 
к приросту коэффициента вытеснения (и даже отмечается 
небольшое снижение) относительно общего тренда.

Данный результат нельзя считать однозначным сви-
детельством отсутствия зависимости Квыт от градиента 
давления для терригенных отложений девона. он требует 
дополнительной проверки по результатам исследований 
как на других керновых моделях, так и при дальнейшем 
увеличении скорости вытеснения (капиллярного числа). 
Тем не менее по имеющимся данным не отмечается 
влияние фактора скорости на коэффициент вытеснения.

Второй фактор, который может объяснять увеличение 
Квыт в промысловом эксперименте, – это кратность про-
мывки. Подробно данный вопрос рассматривался в рабо-
тах (Николаев и др., 2011; Закиров и др., 2010). согласно 
существующим методическим документам и принятой 
практике, эксперимент по вытеснению на керновых мо-
делях обычно осуществляют до достижения кратности 
промывки порового объема модели 3–5. В дальнейшем 
выход нефти обычно не фиксируется. однако эксперимен-
ты на моделях пласта большой длины (до 20 м) показали, 
что с увеличением длины модели возрастает величина 
коэффициента вытеснения (Николаев и др., 2011). В 
работе (Закиров и др., 2010) такому явлению было дано 
теоретическое обоснование, связанное с масштабным 
эффектом. Даже однократная промывка всей длинной 
керновой модели соответствует многократной промывке 
отдельных ее участков меньшей длины. Доотмываемые 
микрообъемы нефти, не фиксируемые на «коротких» мо-
делях, накапливаются по мере продвижения по длинной 
модели и увеличивают коэффициент вытеснения.

В случае пластовых процессов кратность промывки 
любого отдельного элемента пласта, где прошел фронт 
вытеснения, в сопоставимых размерах с керновыми мо-
делями, быстро достигает десятков, сотен и даже тысяч 
единиц. следовательно, в пластовых условиях следует 
ожидать прирост величин Квыт, как минимум, сопостави-
мый с экспериментами на длинных моделях. Полученные 
в рассмотренном промысловом эксперименте результаты, 
как и результаты работ (Индрупский и др., 2008; Закиров 
и др., 2016, 2017), вполне соответствуют данному выводу.

Таким образом, с учетом фактора кратности промывки 
полученные промысловые оценки Квыт и Кно соответству-
ют фактическим условиям течения в пласте. При этом 
целесообразна дополнительная проверка возможного 
влияния скорости вытеснения.

Надежность полученных оценок Квыт и Кно в промыс-
ловом эксперименте зависит от достоверности интерпре-
тации данных ИНГМ. Как показано выше, этому вопросу 
в работе уделялось повышенное внимание с детальной 
настройкой на фоновый замер по разрезу в целом, дан-
ные ГИс по открытому стволу и показания метода вне 
пределов интервала воздействия. Тем не менее дальней-
шего изучения требует механизм формирования текущей 
минерализации связанной воды в процессе разработки 
месторождения и ее влияние на оценку насыщения по 
данным ГИс. В этом плане представляют интерес данные 
работы (Афанасьев, Хисамов, 2016) о формировании тех-
ногенного водного раствора пониженной минерализации, 
представляющего остаточную воду коллектора.

Выводы
В статье представлены результаты комплексных иссле-

дований на скважине одной из площадей ромашкинского 
месторождения по оценке остаточной нефтенасыщенно-
сти и коэффициента вытеснения для терригенных кол-
лекторов девонских отложений. Для контроля изменения 
нефтенасыщенности при закачке в пласт воды и обратном 
извлечении флюидов использованы повторные измерения 
по методу ИНГМ. При интерпретации учитывалось из-
менение минерализации воды в прискважинной зоне с 
учетом смешивания закачиваемой воды, пластовой воды 
из удаленной зоны и остаточного технологического рас-
твора в ближней зоне после предшествующих операций на 
скважине. Принятые при интерпретации предположения 
об изменении минерализации между моментами записи 
каротажа качественно согласуются с результатами числен-
ного расчета на секторной гидродинамической модели.

Полученные оценки коэффициента вытеснения и оста-
точной нефтенасыщенности сопоставлены с обобщенны-
ми зависимостями Квыт и Кно от проницаемости по данным 
исследования керна для пластов терригенного девона на 
рассматриваемой площади. отмечается более высокая 
эффективность вытеснения по промысловым данным в 
сравнении с лабораторными. При этом по лабораторным 
данным не зафиксировано влияние скорости вытеснения. 
Вероятной причиной различия является масштабный 
эффект (эффект кратности промывки), что указывает на 
целесообразность:

– дальнейшей апробации комплексных скважинных 
исследований в качестве метода оценки Квыт и Кно в ус-
ловиях дренирования девонских терригенных отложений 
ромашкинского месторождения;

– проведения дополнительных лабораторных экс-
периментов по оценке влияния масштабного эффекта и 
скорости вытеснения;

– исследования механизмов изменения минерализации 
связанной воды в процессе разработки и ее влияния на 
оценку текущей нефтенасыщенности.

реализация соответствующих исследований позволит 
повысить достоверность оценки остаточных подвижных 
запасов и эффективность доразработки девонских отло-
жений ромашкинского месторождения.
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abstract. The displacement efficiency and residual oil saturation 
are the most important characteristics determining the recoverable 
volumes of oil and the waterflooding efficiency. The main data about 
these parameters are provided by laboratory core studies. Specialized 
field tests make it possible to evaluate the same characteristics in-situ, 
directly on a well, thus excluding the influence of scale effect and 
impact of core sampling and preparation.

This paper presents the results of a field study to evaluate 
the displacement efficiency and residual oil saturation on a well 
draining terrigenous Devonian formations on one of the areas of the 
Romashkinskoye field. The results are compared with generalized 
dependencies based on core data. Significant influence of the scale 
effect (the effect of sweep multiplicity) on the estimated parameter 
values was noted, which indicates the need to supplement laboratory 
experiments with specialized field studies.

Keywords: displacement efficiency, residual oil saturation, field 
study, well logging, well tests, pulsed neutron logging, scale effect
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