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Аннотация. Авторами изучен большой массив данных первичных лабораторных исследований низкопроницаемых образцов 
керна Приобского месторождения (южная часть). Объем начальной выборки  522 образца, взятых из 36 скважин, после отбра-
ковки осталось 486 образцов.
Показано, что нанесенные на графики первичные экспериментальные "точки" характеризуются значительным разбросом 
(R2  0,4), поэтому на практике рекомендуется использовать полученные в работе новые "обобщённые" (усредненные) зависи-
мости типа Kвыт = f (ln Kнн); Kвыт = f (ln Kпр); Kон = f (Kнн); Kон = f (Kпр).
В практических расчетах с целью повышения достоверности определения Kвыт (а именно, нивелирования отскоков из-за "неу-
стойчивости" определения Kпр и Kнн) рекомендуется оценивать эти параметры всеми указанными в статье способами, а затем 
усреднять полученные данные (по каждому из десяти интервалов проницаемости) с выводом по этим точкам итоговой корре-
ляционной зависимости.
Применение зависимости Kвыт = 0,031ln Kпр + 0,434, использованной ранее в подсчете запасов 2009 г. для продуктивных 
пластов АС9АС12 Приобского месторождения (при Kпр = 1...10 мД), в дальнейшем не рекомендуется, так как это приво-
дит к резкому завышению Kвыт: в интервале 1,0...2,5 мД – на 91...47 % отн.; 2,5...5,0 мД – на 47...25 % отн.; 5...10 мД – на 
25...15 % отн.
При установлении некоей "критической" величины Kпр, ниже которой в пластах начинает проявляться эффект нелинейности 
фильтрации жидкости, этот фактор на полученной зависимости Kвыт = f (Kпр) в явном виде не прослеживается. 

Ключевые слова: Приобское месторождение, низкопроницаемые коллекторы, лабораторные исследования керна, пори-
стость, проницаемость, коэффициенты начальной и остаточной нефтенасыщенности, коэффициент вытеснения нефти водой, 
рекомендуемые эмпирические зависимости
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"GENERALIZED" DEPENDENCES FOR DETERMINATION OF DISPLACEMENT FACTORS IN LOW-PERMEABLE (up to 10 mD) 
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Abstract. The authors of the article studied a large array of the data, obtained during primary laboratory studies of low-permeable core 
samples from the Priobskoye fi eld (southern part). The volume of the initial sampling is 522 samples taken from 36 wells, 486 samples 
remained after acceptance criterion.
It is shown that the primary experimental "points" plotted on the graphs are characterized by a signifi cant scatter (R2 < 0,4), therefore, in 
practice it is recommended to use the new "generalized" (averaged) dependences of the type Kvyt = f (ln Knn); Kvyt = f (ln Kpr); Kon = f (Kpr).
For practical calculations, in order to increase the reliability of determining Kvvt (namely, leveling of rebounds due to the "instability" 
of determining Kpr and Knn), it is recommended to evaluate these parameters by all the methods indicated in the article, and then 
to average the obtained data (for each of the ten permeability intervals) with conclusion on these points of the final correlation 
dependence.
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Цель статьи: на основе статистической обработки 
результатов потоковых исследований на низкопрони-
цаемых образцах керна получить усреднённые зависи-
мости для определения коэффициента вытеснения неф-
ти водой. 

Объекты исследования: пласты АС9, АС10, АС11, 
АС12 Приобского месторождения (южная часть), разра-
батываемого ООО "Газпромнефть-Хантос".

Массив изученных данных: результаты лабора-
торного определения Kвыт на 486 образцах керна, име-
ющих абсолютную проницаемость от 0,6 до 10 мД. 
Исследования проведены ООО "Нефтеком" c 2009 по 
2013 г. Обобщение выполнено в 2016 г., но его резуль-
таты не публиковались. Вначале (до процедуры отбра-
ковки) общая выборка состояла из 522 образцов керна, 
после отбраковки аномальных ("нехарактерных") дан-
ных их осталось 486. 

Изученный в лаборатории керн отобран в пределах 
Приобского месторождения (южная часть) из 36 сква-
жин № 610р, 611р, 617, 11221, 13055, 13180, 13946, 
15448, 15466, 15569, 16452, 16486, 16608, 17592, 17627, 
17629, 17696, 17928, 18188, 18230, 19460, 19992, 20440, 
20658, 23313, 23444, 24133, 26179, 26495, 30550, 30635, 
30916, 30956, 35024, 35984, 36352. 

По площади южной части Приобского месторожде-
ния скважины (с отбором керна) распределены доста-
точно равномерно (рис. 1).

Исследуемый керн отбирался из: пласта АС9
2; гори-

зонта АС10 (пласты АС10
0-1; АС10

0–3; АС1
10; АС10

1–1; АС10
1–3; АС2

10; 
АС4

10); АС
2
11; горизонта АС12 (пласты АС1

12; АС12
2–1; АС12

2.2–3; 
АС12

3–5). 
Подробная характеристика геологического строе-

ния залежей и результаты разработки уникального 
Приобского нефтяного месторождения (южная часть) 
приведены в монографии 2015 г. [1].

Для оценки коэффициента вытеснения Kвыт нефти 
водой по низкопроницаемым пластам Приобского ме-
сторождения авторы статьи использовали следующие 
виды зависимостей: 

1. Kвыт от начальной нефтенасыщенности Kнн. 
2. Kвыт от проницаемости образцов керна Kпр, мД. 
3. Kвыт от пористости образцов керна m, доли ед. 
4. Kвыт от комплексного параметра (Kпр/m)1/2. 
5. Остаточной нефтенасыщенности Kон от началь-

ной нефтенасыщенности Kнн. 

6. Kон от проницаемости Kпр, мД, образцов керна. 
7. "Объёмной" остаточной нефтенасыщенности 

m · Kон от "объёмной" начальной нефтенасыщенности 
m · Kнн образцов керна.

8. Остаточной нефти Kон от комплексного параметра 
(Kпр/m)1/2.

По результатам обработки выбраны наиболее до-
стоверные зависимости, позволяющие оценить Kвыт и 
Kон (при Kпр  10 мД) на Приобском месторождении.

1. Изучение взаимосвязей фильтрационно-емкостных 
параметров

Исследование выполнялось в несколько этапов. Вна-
чале по выборке, состоящей 486 образцов керна, полу-
чены некие общие корреляции геологических параме-
тров фильтрационно-емкостных свойств (ФЕС – Kнн) 
и построены графики зависимости (рис. 2):

– логарифма проницаемости lg Kпр  от пористо-
сти m;

– начальной нефтенасыщенности Kнн  от пористо-
сти m;

– начальной нефтенасыщенности Kнн  от абсолют-
ной проницаемости Kпр. 

Из рис. 2 видно, что прямое сопоставление ФЕС и 
Kнн указывает на огромный разброс "точек" на графи-
ках. Например, при фиксированной пористости 17 % 
нефтенасыщенность изменяется в широком диапазоне 
от 35 до 55 %; при проницаемости 2 мД нефтенасыщен-
ность варьируется от 37 до 50 %; при пористости 17,7 % 
проницаемость изменяется от 1 до 10 мД. Причины та-
кого значительного разброса могут носить как естест-
венный, природный, так и искусственный характер.

Если осреднить величины (y) по интервалам вели-
чины (х) на рис. 2, то (по "усреднённым" точкам) для 
образцов керна получим следующие зависимоcти ФЕС 
и Kнн:

 lgKпр = 3752,203m3 – 2095,228m2 + 401,656m – 25,794, 
R2 = 0,995;                                                                       (1)

 Kнн = 2,816m  0,047, R2 = 0,951;                           (2)
 Kнн = 0,079ln(Kпр) + 0,374, R2 = 0,927.                 (3)
Таким образом, зависимости, полученные способом 

"усреднения" исходных величин, вполне логично и за-
кономерно отражают тенденции в изменении взаи-
мосвязей коэффициентов пористости, проницаемо-

Application of dependence Kvyt = 0,031Kpr + 0,434, which was used earlier in the calculation of reserves in 2009 for the productive forma-
tions AC9–AC12 of the Priobskoe field (with Kpr = 1...10 mD), is not recommended in the future, as it leads to a sharp overestimation 
of Kvyt: in the range of 1,0...2,5 mD – by 91...47 % rel.; 2,5...5,0 mD – by 47...25 % rel.; 5...10 mD – by 25...15 % rel.
When a certain "critical" value Kpr is established, below which the effect of fl uid fi ltration non-linearity begins to manifest itself in the for-
mations, this factor is not explicitly traced on the obtained dependence Kvyt = f (Kpr).

Keywords: Priobskoye fi eld, low-permeable reservoirs, laboratory core tests, porosity, permeability, coeffi cients of initial and residual oil 
saturation, oil-water displacement ratio, recommended empirical relationships

For citation: Yanin A.N., Bikkulov M.M. "Generalized" dependences for determination of displacement factors in low-permeable 
(up to 10 mD) formations of the Priobskoye fi eld // Oilfi eld engineering. 2022;6(642):20–30. DOI: 10.33285/0207-2351-2022-6(642)-20-30
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Рис. 1. Схема расположения поисковых и разведочных скважин (в том числе с отбором  керна) 
на Приобском месторождении (южная часть) [2]
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сти и начальной нефтенасыщенности образцов керна 
(см. рис. 2).

2. Обработка массива данных о первичных 
определениях Kвыт и Kон по 486 образцам керна 

Приобского месторождения

Представим на соответствующих графиках зависи-
мости общеизвестных параметров нефтевытеснения 
по первичным данным исследования 486 образцов кер-
на, полученные результаты приведены на рис. 3, 4.

После обработки массива "точечных" данных пото-
ковых исследований 486 образцов выведены первич-
ные приближённые зависимости параметров нефтевы-
теснения (Kвыт и Kон) от ФЕС и Kнн керна (табл. 1).

Из табл. 1 видно, что если рассматривать всю пер-
вичную выборку керна (486 образцов), то наибольший 
коэффициент детерминации R2 параметров нефтевы-
теснения имеют зависимости: Kвыт = f (Kнн) с R2 = 0,7528; 
и mKон = f (mKнн) с R2 = 0,6280. Прочие зависимости 
имеют очень низкий R2  от 0,24 до 0,45, что делает их 
непригодными для практического применения.

Далее было выполнено арифметическое осредне-
ние значений параметров ФЕС и Kнн, а также показате-
лей вытеснения нефти водой по 10 выделенным интер-
валам изменения абсолютной проницаемости образ-
цов керна. 

Из табл. 2 видно, что 180 образцов, или 37 %, при-
ходится на интервал с очень низкой проницаемостью 
(1...2 мД); 94 образца, или 18 % – на интервал с прони-
цаемостью 2…3 мД, всего  274 образца, или 55 %.

Рис. 2. Сопоставление фильтрационно-емкостных 
параметров и нефтенасыщенности по 486 образцам 

керна Приобского месторождения:
а – пористости (m) и логарифма проницаемости (lgKпр), мД; 
б – пористости (m) и начальной нефтенасыщенности (Kнн); 
в – проницаемости (Kпр, мД) и начальной нефтенасыщен-

ности (Kнн)

Таблица 1
Зависимости Kвыт и Kон от ФЕС и Kнн Приобского месторождения по всей совокупной выборке 

(без осреднения по интервалам)

Определяемый параметр Аналитическая зависимость R2, 
доли ед.

Коэффициент вытеснения нефти от нефтенасыщенности Kвыт = 0,5268ln Kнн + 0,7519 0,7528

Коэффициент остаточной "объёмной" нефтенасыщенности от "объёмной" 
начальной нефтенасыщенности  Kон = 8,1737m2 + 2,1807m + 0,1313 + 0,0326/m 0,6280

Коэффициент вытеснения нефти от проницаемости Kвыт = 0,0850ln Kпр + 0,2451 0,4546

Коэффициент вытеснения нефти от параметра (Kпр/m)1/2  Kвыт = 0,0427(Kпр/m)1/2 + 0,1534 0,4106

Коэффициент вытеснения нефти от пористости Kвыт = 0,5862ln m + 1,3394 0,2352

Коэффициент остаточной нефтенасыщенности от проницаемости  Kон= 0,00005K3
пр0,00131K2

пр
 + 0,01277Kпр + 0,2739 0,2477

Коэффициент остаточной нефтенасыщенности от начальной нефтенасы-
щенности Kон = 0,0737lnKнн + 0,3587 0,2457
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Рис. 3. Сопоставление коэффициента остаточной нефтенасыщенности Kон от ФЕС и начальной 
нефтенасыщенности образцов керна:

а – Kон = f (Kнн); б – Kон = f (Kпр, мД); в – mKон = f (mKнн); г – Kон = f (Kпр/m)1/2

Рис. 4. Сопоставление коэффициента вытеснения нефти с ФЕС и начальной нефтенасыщенностью 
по образцам керна:

а – Kвыт = f (Kнн); б – Kвыт = f (Kпр, мД); в – Kвыт = f (m); г – Kвыт = f (Kпр/m)1/2
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В целом диапазоны изменения исходных параме-
тров ФЕС и Kнн по совокупности исследованных 486 об-
разцов керна были следующими: коэффициент пористо-
сти m – от 0,143 до 0,216; проницаемость Kпр – от 0,6 до 
10 мД; коэффициент нефтенасыщенности Kнн – от 0,26 
до 0,609.

После обработки данных было получено (см. табл. 2), 
что средние (по интервалам проницаемости) значения 
параметров ФЕС и Kнн изменяются в следующих преде-
лах: коэффициент пористости – от 0,161 до 0,196; про-
ницаемость – от 0,85 до 9,52 мД; коэффициент нефте-
насыщенности Kнн – от 0,37 до 0,56; остаточная нефте-
насыщенность Kон – от 0,287 до 0,319; вытеснение неф-
ти водой Kвыт – от 0,217 до 0,428.

Среднеарифметические значения параметров по 
суммарной выборке из 486 образцов исследованного 
керна (в диапазоне проницаемости от ~1 до 10 мД) со-
ставили: пористость – 18,1 %; проницаемость – 5 мД; 
нефтенасыщенность начальная – 48,5 %, остаточная – 
30,6 %; коэффициент вытеснения – 0,359. 

Значения параметров, полученные в ходе массовых 
прямых лабораторных исследований, выглядят доста-
точно "пессимистично" по сравнению с параметрами 
нефтевытеснения, ранее утвержденными ЦКР Роснедр 
по УВС в технологической схеме разработки Приоб-
ского месторождения 2016 г.: Kвыт = 0,503 при Kнн = 0,637 
и Kон = 0,317. Отсюда можно сделать весьма важный вы-
вод о том, что ранее утвержденный Kвыт = 0,503 был за-
вышен в 1,4 раза по сравнению с полученным на боль-
шом фактическом материале авторами данной статьи – 
0,359.

3. "Обобщённые" зависимости параметров 
нефтевытеснения, полученные по средним 

("поинтервальным") точкам

Далее, на основе усреднённых по интервалам зна-
чений Kпр были получены "обобщённые" аналитические 
зависимости параметров нефтевытеснения Kвыт и Kон от 
фильтрационно-емкостных свойств и начальной неф-

Таблица 2 
Сопоставление усреднённых значений проницаемости образцов керна и параметров вытеснения нефти водой по 

Приобскому месторождению

Проницаемость 
Kпр, мД

Средние значения параметров Количество 
образцов керна

Kвыт, 
доли ед.

Kпр, 
мД

m, 
доли ед.

Kнн, 
доли ед.

Kон, 
доли ед.

mKнн, 
доли ед.

mKон, 
доли ед.

K
m  шт. %

 1 0,217 0,85 0,161 0,370 0,287 0,060 0,046 2,285 46 9,5

1…2 0,283 1,50 0,171 0,406 0,289 0,069 0,049 2,948 180 37

2…3 0,324 2,49 0,178 0,443 0,298 0,079 0,053 3,735 94 19,3

3…4 0,349 3,50 0,180 0,473 0,307 0,085 0,055 4,414 53 10,9

4…5 0,370 4,56 0,182 0,493 0,310 0,090 0,057 5,000 38 7,8

5…6 0,399 5,64 0,180 0,518 0,314 0,093 0,057 5,595 25 5,1

6…7 0,392 6,57 0,185 0,517 0,313 0,096 0,058 5,964 18 3,7

7…8 0,405 7,48 0,186 0,525 0,312 0,098 0,058 6,335 10 2,1

8…9 0,421 8,35 0,188 0,544 0,314 0,102 0,059 6,661 10 2,1

9…10 0,428 9,52 0,196 0,560 0,319 0,110 0,062 6,984 12 2,5

В среднем по выборке 0,359 5,04 0,181 0,485 0,306 0,088 0,055 4,992 486 100

 Таблица 3 

"Обобщенные" (по "средним точкам") зависимости для определения Kвыт по пластам Приобского месторождения 
в интервале Kпр = 0,6…10 мД

Параметры Аналитическая зависимость R2, доли ед.

Коэффициент вытеснения от нефтенасыщенности Kвыт = 0,533ln Kнн + 0,747 0,992

Коэффициент вытеснения от проницаемости Kвыт = 0,084ln Kпр + 0,242 0,989

Коэффициент вытеснения от параметра (Kпр/m)1/2 Kвыт = 0,006 

⎛ ⎞

⎝ ⎠
⎜ ⎟

прK
m

 + 0,099 
прK
m

 + 0,040 0,977

Коэффициент вытеснения от пористости Kвыт = 3,026m  0,220 0,975

Коэффициент остаточной нефтенасыщенности от "объемной" 
начальной

Kон = 14,565 (m2 · K3
нн)  3,464 (m · K2

нн) + 0,575Kнн + 0,022
m

 0,992

Коэффициент остаточной нефтенасыщенности от проница-
емости Kон = 0,0001K3

пр
  0,0021K2

пр
 + 0,0154Kпр + 0,2726 0,9762

Коэффициент остаточной нефтенасыщенности от начальной 
нефтенасыщенности Kон = 1,866K3

нн
  2,694K2

нн + 1,424Kнн + 0,035 0,972
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Рис. 5. Усредненные зависимости коэффициента вытеснения Kвыт от различных параметров образцов керна 
Приобского месторождения (южная часть):

а – коэффициент вытеснения нефти (Kвыт) от проницаемости (Kпр); б – коэффициент вытеснения (Kвыт) от начальной 
нефтенасыщенности (Kнн); в – коэффициент вытеснения (Kвыт) от пористости (m); г – коэффициент вытеснения (Kвыт) 

от параметра (Kпр/m)1/2

Рис. 6. Усреднённые зависимости остаточной нефтенасыщенности (Kон) от различных параметров образцов керна 
Приобского месторождения (южная часть):

а – коэффициент остаточной нефтенасыщенности (Kон)  от проницаемости (Kпр); б – коэффициент остаточной нефтенасы-
щенности (Kон) от начальной нефтенасыщенности (Kнн); в – коэффициент "объёмной" остаточной нефтенасыщенно-
сти (mKон) от "объемной" начальной (mKнн); г – коэффициент остаточной нефтенасыщенности (Kон) от параметра (Kпр/m)1/2
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тенасыщенности образцов керна Kнн (табл. 3, рис. 5, 6). 
Как наиболее устойчивые и достоверные эти зависи-
мости рекомендуются для практического использо-
вания при проницаемости образцов керна Приобского 
месторождения до 10 мД.

Таким образом, было установлено, что наибольшие 
коэффициенты детерминации R2 из числа рассмотрен-
ных имеют следующие усредненные зависимости:

а) для коэффициента вытеснения Kвыт: 

Kвыт от Kнн  0,992; Kвыт от Kпр  0,989; 

Kвыт от (Kпр/m)1/2
  0,977;

б) для остаточной нефтенасыщенности Kон: 

Kон от mKнн  0,992; Kон от Kпр  0,976; 
Kон от Kнн  0,972.

4. Сопоставление Kвыт и Kон, определенных по предло-
женным авторами "обобщенным" зависимостям и рас-

считанных другими способами

Обратимся к вопросу о достоверности расчетов по 
некоторым известным (из литературных источников) 
методикам, позволяющим определить Kвыт или Kон: 

1) зависимость ООО "РН–УфаНИПИнефть", заим-
ствованная из подсчета запасов нефти по Приобскому 
месторождению, утвержденному ГКЗ в 2009 г. [3]

Kвыт = 0,031ln Kпр + 0,434;                    (4)

2) в обзоре В.П. Сонича и др., 1997 г. [4], а также в 
работе Ю.Е. Батурина, 2011 г. [5] для оценки Kон низко-
проницаемых ачимовских отложений (пласты Б18–22) 
получена следующая зависимость: 

Kон = 0,375Kнн + 7,5,    где Kон и Kнн – в %;        (5)

3) в работе 2014 г. [6] построена "обобщенная" для 
НПК (Kпр  10 мД) зависимость, выведенная с учетом 
использования средних величин Kвыт по 30 пластам 
нефтяных месторождений Западной Сибири, взятых из 
проектов разработки, согласованных ЗСНГС ЦКР Рос-
недр по УВС 

Kвыт = 0,4767Kнн + 0,1802;                    (6)

4) в работе 2020 г. [7] получены "обобщенные" за-
висимости, основанные на обработке фактических дан-
ных о нефтевытеснении на керне "ультранизкопрони-
цаемых" коллекторов (УНПК) Приобского месторожде-
ния (юг), имеющих проницаемость строго менее 1 мД

Kвыт = 0,3021ln Kпр + 0,2841;                 (7)

Kвыт = 1,1037ln Kнн + 1,3076.                 (8)

Анализ методик [3, 4, 6, 7] (табл. 4) показал, что 
расчёты ни по одной из них не обеспечивают приемле-
мого совпадения с величинами Kвыт, экспериментально 
установленными по Приобскому месторождению. Ис-
ключение: формулы (10) и (11) из работы [7], справед-
ливость которых соблюдается, но только для условий 
УНПК, причём строго в интервале Kпр от 0,6 до 1 мД.

Из табл. 4 следует, что применение известных рас-
чётных методик в условиях пластов Приобского место-
рождения (в интервале Kпр от 0,6 до 10 мД) сильно за-
вышает коэффициент вытеснения по сравнению с ве-
личинами Kвыт, полученными авторами после обработ-
ки большого массива фактических экспериментальных 
данных:

– по алгоритму из работы [3] – на 16…91 %;
– по алгоритму из работы [4] – на 13…88 %;
– по алгоритмам из работы [7] – на 4…59 %.
При этом указанные отклонения выходят далеко за 

пределы допустимой погрешности определения Kвыт в 
лабораторных условиях (0,05), установленные стан-
дартом [8]. В связи с отмеченным, в коллекторах При-
обского месторождения, имеющих Kпр = 1…10 мД, ра-
нее опубликованные зависимости [3–5] для расчетов 
Kвыт явно непригодны. Для этой цели рекомендуется 
использовать алгоритмы, вновь полученные авторами 
и приведенные в настоящей статье.
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Рис. 7. Сопоставление проницаемости (Kпр) и коэффи-
циентов вытеснения (Kвыт) для пластов Приобского 

месторождения, определенных различными методами:
1  подсчет запасов 2009 г. [3]; 2  по зависимости 
В.П. Сонича и др., 1997 г. [4]; 3  предлагаемый автора-
ми статьи, 2022 г. (обработка фактических данных)

Рис. 8. Сопоставление нефтенасыщенности (Kнн) 
коэффициентов вытеснения (Kвыт) для пластов Приобского 
месторождения, определенных различными методами: 

1  по зависимости В.П. Сонича и др., 1997 г. [4]; 
2  в работе М.А. Черевко, А.Н. Янина и др., 2014 г. [6]; 

3  предлагаемый авторами статьи, 2022 г.
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Далее обратимся к явлению "нелинейной" фильтра-
ции в слабопроницаемых коллекторах. Согласно рабо-
те 2013 г. [9], при вытеснении нефти из УНПК Приоб-
ского месторождения (северная часть) обнаружена за-
висимость начального градиента давления от проница-
емости пластов. При этом нижняя граница начала про-
явления эффекта "нелинейной" фильтрации в работе 
[9] определена на уровне 2,5 мД. Согласно данным ра-
боты [10], граничное значение проницаемости, ниже 
которого не действуют законы "классической гидроди-
намики", примерно в 2 раза выше  4…5 мД.

Возникает вопрос: как проявляется эффект возник-
новения "нелинейной" фильтрации для коллекторов 
Приобского месторождения (южная часть) на графике 
зависимости Kвыт = f (Kпр, мД)? 

Анализ конфигурации графиков, приведенных на 
рис. 4, б, 5, а и 7, показывает, что резко выраженно-
го "излома" фактической кривой Kвыт = f (Kпр, мД) не 
наблюдается, причём ни при Kпр = 4…5 мД, ни при 
Kпр = 2…3 мД, ни при Kпр = 1…2 мД. Можно предполо-
жить, что Kвыт закономерно (плавно) уменьшается в со-
ответствии со снижением "абсолютной проницаемо-
сти" (и соответственно начальной нефтенасыщенно-
сти) образцов керна. В связи с данным обстоятельст-
вом предполагаемые "нелинейные" процессы в "сверх-
низкопроницаемых" пластах требуют дальнейшего 
углубленного теоретического и экспериментального 
исследования. Это позволит более обоснованно осу-
ществлять добычу трудноизвлекаемой нефти в услови-
ях УНПК западносибирских месторождений.

Выводы

1. Авторами изучен большой массив данных пер-
вичных лабораторных исследований низкопроница-
емых (~1…10 мД) образцов керна Приобского место-
рождения (южная часть). Начальная выборка состояла 
из 522 образцов керна, отобранных из 36 скважин, по-
сле отбраковки осталось 486 образцов.

2. Показано, что нанесенные на графики первичные 
экспериментальные "точки" характеризуются значи-
тельным разбросом (R2  0,4). В связи с этим на практи-
ке рекомендуется использовать вновь полученные ав-
торами "обобщенные" (усредненные) зависимости типа 

Kвыт = f (ln Kнн); Kвыт = f (ln Kпр); Kон = f (Kнн); Kон = f (Kпр).

3. Возможно, с целью повышения достоверности 
определения (а именно, нивелирования отскоков из-за 
"неустойчивости" определения параметров Kпр и Kнн), 
Kвыт следует оценить всеми (см. п. 2) способами, затем 
осреднить полученные данные (по каждому интервалу 
проницаемости), выведя по этим точкам "итоговую" 
корреляционную зависимость для Kвыт.

4. Для продуктивных пластов АС9АС12 Приобского 
месторождения (южная часть) применение зависимо-
сти Kвыт = 0,031ln Kпр + 0,434, ранее используемой в 
подсчете запасов 2009 г. [3] при проницаемости Kпр = 
= 1...10 мД, не рекомендуется. Это приводит к резкому 
завышению Kвыт: в интервале 1…2,5 мД – на 91…47 % 

отн.; в интервале 2,5...5,0 мД – на 47…25 % отн.; в ин-
тервале 5…10 мД – на 25…15 % отн. Применение из-
вестной методики [4, 5] также не рекомендуется.

5. "Критическая" проницаемость Kпр, ниже которой 
в слабопроницаемых пластах начинает проявляться 
эффект нелинейной фильтрации жидкости, в явном ви-
де на графике зависимости Kвыт = f (Kпр), построенной 
для образцов керна Приобского месторождения (юж-
ная часть), не обнаружена. 
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