
РАЗРАБОТКА НЕФТЯНЫХ И ГАЗОНЕФТЯНЫХ МЕСТОРОЖДЕНИЙ 

Нефтепромысловое дело    2/2017 24 

– повышение устойчивой длительной эксплуата-
ции скважин в условиях возможного разрушения при-
забойной зоны пласта и обводнения. 
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1. Постановка задачи  
 
Одной из неоднозначно решаемых ключевых за-

дач, которую приходится исследовать инженеру при 
разработке небольших залежей нефти, содержащихся 
в коллекторах с невысокой (ухудшенной) проница-
емостью, является оценка целесообразности (или не-
целесообразности) организации закачки воды (закон-
турной, приконтурной или внутриконтурной). Второй 
вопрос – это установление (в случае ППД) и поддер-
жание рациональной величины компенсации отбора 
жидкости закачкой на подобных мелких залежах. 

В качестве практического примера по исследова-
нию эффективности внутриконтурной закачки рассмо-
трим ретроспективу разработки небольшой нефтяной 
залежи на одном из месторождений Урало-Поволжья, 
расположенном в пределах внешней зоны Предураль-
ской массивной окраины Восточно-Европейского па-
леоконтинента (В.С. Шеин, 2006 г.).  

Цель исследования – путём классического геолого-
промыслового анализа установить, как очаговая внут-
риконтурная закачка воды в коллектор с ухудшенной 
проницаемостью повлияла на характеристику обвод-
нения мелкой залежи, состояние пластового давления 
и ожидаемый коэффициент нефтеизвлечения. 

 
2. Характеристика геологического строения  

залежи нефти 
 
Рассматриваемая малая залежь нефти приурочена 

к пласту Д1, по типу строения пластово-сводовая, час-

тично литологически ограниченная. Пласт представ-
лен переслаиванием песчаников и алевролитов. Залега-
ет на глубине 2060 м, абсолютная отметка ВНК –1952 м. 
Размеры залежи невелики – 1,24,5 км, площадь неф-
теносности – 455 га, высота залежи – 12 м (табл. 1).  

Пласт Д1 вскрыт в 23 скважинах, из них в контуре 
нефтеносности залежи находится 16, за контуром – 7. 
Из указанного числа в эксплуатационном фонде пред-
приятия находится 13 скважин, в том числе 11 добыва-
ющих и 2 – нагнетательные (с отработкой на нефть). 

Средневзвешенная нефтенасыщенная толщина по 
залежи согласно гос. балансу запасов – 2,4 м, средняя 
по скважинам – 3,7 м (рис. 1). Пористость пласта – 
16,2 %, проницаемость по ГИС – 80 мД (в том числе по 
западной части залежи – 50 мД, по восточной – 110 мД), 
проводимость пласта – 296 мДм. Начальная нефтена-
сыщенность – 87 %. Песчанистость пласта – 70 %, 
расчленённость – 2,4, послойная неоднородность (по 
В.Д. Лысенко) – 0,317, средняя толщина одного про-
ницаемого пропластка – 1,8 м.  

Чистонефтяная зона (ЧНЗ) распространена лишь в 
пределах западной части залежи на площади 91 га (или 
20 % от общей площади нефтеносности) (см. рис. 1). 
Остальная часть залежи на 80 % площади представле-
на водонефтяной зоной (ВНЗ). 

Толщина глинистого пропластка, отделяющего 
нефть от воды в разрезе пласта Д1, составляет в сред-
нем 1,8 м, в том числе по западной части – 0,1 м (это – 
"контактная" зона), по восточной – 2,2 м. В результате 
анализа установлено, что "контактными" (т. е. практи-
чески не имеющими в разрезе глинистого раздела от 
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Рис. 1. Пласт Д1. Карта нефтенасыщенной толщины

Рис. 2. Объект Д1. Динамика добычи за историю разработки
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Рис. 3. Пласт Д1. Карта накопленных отборов и закачки на 01.01.2012 г.
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Рис. 4. ( )Характеристики вытеснения по залежи пласта Д1 в координатах Q = f lg Qн в 

Рис. 5. Зависимость КИН – lg . Объект Д1пл.
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воды) являются 76 % начальных геологических запа-
сов (НГЗ) пласта на 72 % его площади. Эффективная 
толщина водоносных пропластков в ВНЗ составляет в 
среднем 2,8 м (соотношение hв/hн = 0,76), в том числе 
по западной части – 0,7 м (hв/hн = 0,15), по восточной – 
4,3 м (hв/hн = 1,4). С учётом водонефтяного типа стро-
ения средняя величина Кперф. суммарной нефтенасы-
щенной толщины по скважинам составляет 0,8, в том 
числе по добывающим – 0,76, по нагнетательным – 
0,97. Таким образом, при разработке рассматриваемо-
го объекта ожидаемая характеристика обводнения дол-
жна быть типичной для водонефтяных залежей. 

Из приведённых данных видно, что геологическое 
строение пласта в западной и восточной частях зале-
жи существенно различается (см. рис. 1). Отметим 
также, что достоверная проницаемость пласта по дан-
ным исследования керна не установлена.  

Плотность начальных запасов нефти в целом по 
залежи невелика: по НГЗ – 2,7 тыс. т/га, по НИЗ неф-
ти (при принятом автором КИН = 0,35 доли ед.) – 
0,95 тыс. т/га. Прочие параметры пласта Д1 следующие: 
начальное Рпл. – 21,8 МПа, Рнас. – 9,2 МПа, пластовая 
температура +39 °С, вязкость пластовой нефти – 4,5 сП, 
плотность нефти – 0,891 т/м3, газосодержание – 54 м3/т.  

Из приведённого обзора геологических данных вид-
но, что рассматриваемая залежь пласта Д1 находится 
в некой "пограничной" области между двумя техно-
логиями разработки: на "естественном режиме" и "с 
ППД". Задачей, решаемой в рамках настоящего ис-
следования, и является установление целесообразности 
(или нецелесообразности) организации закачки воды 

в малую залежь в рассматриваемых геоло-
гических условиях. 

 
3. История разработки залежи 

 
Залежь нефти введена в разработку в 

1969 г. Характеристика показателей разработ-
ки залежи дана по состоянию на 01.01.2012 г., 
т. е. за период разработки 43 года (рис. 2). 

Максимальные за историю уровни соста-
вили: добыча нефти – 13,3 тыс. т (при невы-
соком темпе отбора от начальных извлека-
емых запасов (НИЗ) – 3,1 %), добыча жидко-
сти – 54 тыс. т (темп отбора жидкости от НИЗ 
нефти удовлетворительный – 12,6 %), закач-
ка воды – 27,3 тыс. м3. В 2011 г. показатели 
разработки залежи составляли: добыча неф-
ти – 6,5 тыс. т (темп отбора от НИЗ – 1,5 %), 
добыча жидкости – 54 тыс. т, закачка воды – 
41 тыс. м3. В работе находились 9 скважин, в 
том числе добывающих – 7, нагнетательных – 
2. Средний дебит нефти в 2011 г. – 2,7 т/сут, 
жидкости – 22 т/сут при обводнённости 88 %, 
текущая компенсация отбора жидкости за-
качкой воды 73 %. 

Накопленные показатели (рис. 3) по за-
лежи: добыча нефти – 263 тыс. т, жидкости – 
514 тыс. т, ВНФ – 0,95 т/т, закачка воды – 
1002 тыс. м3, компенсация с начала разработ-

ки – 170 % (вся закачка была внутриконтурной – в две 
скважины). Удельный накопленный отбор нефти на 
1 скважину, перебывавшую в добыче (всего – 13 сква-
жин), 20 тыс. т/скв., удельная добыча жидкости – 
40 тыс. т/скв. 

Коэффициент прокачки жидкости пл. через поро-
вый нефтенасыщенный объём залежи в пластовых 
условиях невелик – 0,372. Текущий КИН – 0,214 доли 
ед., от "оценочных" НИЗ (при КИН = 0,35 доли ед.) 
отобрано – 61 %, обводнённость – 88 %. Текущие из-
влекаемые запасы (ТИЗ) нефти на 01.01.2011 г. соста-
вили 174 тыс. т, темп отбора нефти от ТИЗ в 2011 г. – 
3,7 %, кратность ТИЗ ≃ 27 лет. Удельные ТИЗ нефти на 
1 действующую добывающую скважину – 24 тыс. т/скв. 

Из изложенного следует, что перспектива дости-
жения КИН = 0,35 доли ед. по рассматриваемому объ-
екту достаточно проблематична. А полученные за 
43 года эксплуатации залежи результаты трудно на-
звать удовлетворительными. По мнению автора, одной 
из причин получения невысокой фактической нефте-
отдачи является неправильный выбор технологии раз-
работки, а именно неоправданное и преждевременное 
формирование системы ППД. Речь идёт о массиро-
ванной фактической очаговой закачке больших объ-
ёмов воды ("перекомпенсации") в ограниченное число 
(2 скважины) внутриконтурных скважин. Для малой 
залежи пласта Д1 подобное заводнение не могло не 
привести к отрицательным результатам разработки. 

Западная часть залежи разбурена 5 скважинами по 
неравномерной сетке с расстоянием между скважина-
ми от 375 до 600 м, в среднем – 500 м, плотность сет-

Таблица 1 

Геолого-физическая характеристика пласта Д1  
в пределах рассматриваемой залежи 

В том числе 
по участкам № 

п/п 
Параметры 

Всего 
по 

залежи Запад Восток 

1 Площадь нефтеносности Fн, га 455 191 264 

2 
Нефтенасыщенная толщина по скважинам 
hн, м 

3,7 4,7 3,1 

3 Пористость пласта m, % 16,2 15,4 16,9 

4 Проницаемость пласта Кпр., мД 80 50 110 

5 Начальная нефтенасыщенность Кнн, % 87 89 88 

6 Песчанистость пласта Кпесч., % 70 80 70 

7 Расчленённость пласта Красчл., б/р 2,4 2,0 2,6 

8 
Послойная неоднородность 
(по В.Д. Лысенко) Vпосл.

2 
0,318 0,270 0,410 

9 Площадь ЧНЗ, га/доля ЧНЗ по площади, % 91/20 91/52 –/– 

10 
Толщина глинистого раздела нефти от 
воды, м 

1,7 0,1 2,2 

11 Средняя водонасыщенная толщина hв, м 2,8 0,7 4,3 

12 Соотношение hв/hн, б/р 0,89 0,15 1,39 

13 Проводимость пласта Кпрhн, мДм 296 235 341 

14 Гидропроводность пласта, мДм/сП 66 52 76 

15 Геологические запасы нефти, тыс. т 1228 523 705 

16 Извлекаемые запасы нефти, тыс. т 430 183 247 

17 КИН (по оценке автора), доли ед. 0,35 0,35 0,35 

18 Плотность НИЗ нефти, тыс. т/га 0,95 0,96 0,94 
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ки скважин (ПСС) – 25 га/скв. Восточная часть зале-
жи разбурена 8 скважинами по более плотной сетке – 
19 га/скв. при расстоянии между скважинами от 225 
до 600 м, в среднем – 435 м. 

Закачка воды начата на месторождении в 1978 г. 
(спустя 10 лет после начала добычи) в две нагнета-
тельные скв. 13 и 4. Скважина № 13 расположена в 
западной части залежи, поблизости от купола струк-
туры, в зоне с наибольшей плотностью запасов. На-
копленный объём закачки воды по ней 326 тыс. м3. 

Скважина № 4 расположена на восточной части 
залежи, в приконтурной области. В скважину закача-
но 676 тыс. м3 воды, это превышает суммарный объём 
жидкости (в пластовых условиях), отобранный из всех 
работавших на залежи 13 скважин, на 15 %. Столь не-
равномерное и нерациональное распределение закач-
ки по скважине не могло не повлиять отрицательно на 
качество процесса вытеснения нефти по залежи (рис. 4). 
Рассмотрим этот момент более подробно и поэтапно 
за историю. 

В истории разработки рассматриваемой нефтяной 
залежи выделяется несколько этапов (табл. 2, рис. 2, 4). 

Этап 1. В 1969–1977 гг. (9 лет) – разработка осу-
ществлялась на естественном режиме без ППД. Дей-
ствующий добывающий фонд достигал 10 скважин. 
За этап отобрано 70 тыс. т нефти (или 16 % от НИЗ 
при обводнённости в конце этапа 27 %) и 80 тыс. т 

жидкости, накопленный ВНФ 0,14 т/т. Дебит скважин 
по жидкости, составлявший вначале 12…15 т/сут, к 
концу этапа снизился до 4 т/сут. Максимальная годо-
вая добыча нефти на этапе 10 тыс. т (1973 г.) при тем-
пе отбора от НИЗ 2,3 %, добыча жидкости – 11 тыс. т. 
Текущий КИН к концу этапа был равен 0,06 доли ед. 
(см. табл. 2). 

Этап 2. 1978–1991 гг. (14 лет) – этап чрезвычай-
но интенсивной закачки воды в две нагнетатель-
ные скважины при постоянно действующем добыва-
ющем фонде 7–8 скважин в году. За этап добыто в 
сумме: нефти – 98 тыс. т, жидкости – 139 тыс. т, за-
качано воды – 831 тыс. м3 (см. табл. 2). К концу этапа 2 
было отобрано: нефти – 168 тыс. т, или 39 % от НИЗ при 
текущей обводнённости 50 %, жидкости – 219 тыс. т 
при накопленном ВНФ 0,3 т/т. Максимальная годовая 
добыча в пределах этапа 2 составила: нефти – 14,4 тыс. т 
в 1982 г. (темп отбора от НИЗ 3,3 %), жидкости – 
17,1 тыс. т, максимальная закачка воды (93 тыс. м3) 
приходится на 1983 г., приёмистость скважин – 150… 
180 м3/сут.  

В пределах этапа 2 накопленный отбор жидкости 
был компенсирован суммарной закачкой воды на 500 %. 
Максимальная же текущая годовая компенсация в 
1989 г. достигала 800 % (!!). Эта массированная пе-
рекачка залежи привела к значительному ухудшению 
характеристики её обводнения (см. рис. 4). В то же

 
Таблица 2 

Показатели разработки залежи по этапам 

Этапы истории разработки № 
п/п 

Показатели 
1 2 3 4 

В целом 

1 Продолжительность этапа, лет/годы 
9 

1969–1977 

14 

1978–1991 

14 

1992–2005 

6 

2006–2011 

43 

1969–2011 

2 Режим разработки Естественный С ППД Естественный С ППД 
23 года – естеств.,  

20 лет – с ППД 

нефти 10,0 14,4 7,0 8,9 14,4 
3 

Максимальные уровни 
добычи за этап, тыс. т/год жидкости 10,8 17,1 11,2 54,2 54,2 

нефти 2,32 3,35 1,63 2,07 3,35 
4 Темп отбора от НИЗ, % 

жидкости 2,51 3,98 2,60 12,6 12,6 

5 Максимальная закачка воды, тыс. м3/год – 93,1 – 41,3 93,1 

6 Максимальная текущая годовая компенсация, % – 795 – 107 795 

7 Средняя компенсация за этап, % 0 500 0 82 170 

нефти 70 98 56 38 263 
8 

Накопленная добыча за 
этап, тыс. т жидкости 80 139 96 198 514 

9 Накопленный ВНФ, т/т 0,14 0,42 0,73 4,2 0,95 

10 Средняя обводнённость, % 12,5 29,5 41,7 80,8 48,8 

11 Накопленная закачка воды за этап, тыс. м3 – 831 – 171 1002 

12 Число добывающих скважин, шт. 6 7 7 8 7 

13 Число нагнетательных скважин, шт. – 2 – 2 2 

нефти 13,6 5,8 3,5 3,3 13,6 
14 

Максимальный дебит за 
этап (в году), т/сут жидкости 14,6 6,9 6,2 22,3 22,3 

нефти 6,5 2,8 2,0 2,4 3,3 
15 

Средний дебит за этап, 
т/сут жидкости 7,1 4,0 3,5 12,5 5,7 

отбор от НИЗ, % 16,2 39 52 61 61 

обводненность, % 22 50 35 88 88 16 
Показатели к концу 
этапа 

КИН, доли ед. 0,057 0,137 0,182 0,214 0,214 

17 Прокачка пл. к концу этапа, доли ед. 0,063 0,169 0,240 0,372 0,372  
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 время, отметим, что интенсивное нагнетание воды не 
привело к росту дебита жидкости, который в среднем 
за этап составил всего лишь 4 т/сут, при максималь-
ном годовом значении 6,9 т/сут (1982 г.), снизившись 
к концу этапа до 2 т/сут (1990 г.).  

Текущий КИН к концу этапа составлял 0,137 до-
ли ед. (см. табл. 2), накопленная компенсация отборов 
жидкости закачкой в начале этапа – 57 %, в конце – 
311 % (!). 

Этап 3. 1992–2005 гг. (14 лет) – период полного 
прекращения закачки воды на залежи. За рассмат-
риваемый период добыто нефти – 56 тыс. т, жидкости – 
96 тыс. т при ВНФ 0,73 т/т. С начала разработки на 
01.01.2006 г. всего добыто нефти 224 тыс. т, отбор от 
НИЗ – 52 % при текущей обводнённости 51 %, жид-
кости – 315 тыс. т при накопленном ВНФ 0,41 т/т. В на-
чале периода в действующем фонде находились 9 до-
бывающих скважин, в конце этапа – 6 (3 скважины 
были остановлены). Текущий КИН к концу этапа дос-
тиг 0,182 доли ед. (см. табл. 2). Максимальная добыча 
нефти – 7 тыс. т, жидкости – 11 тыс. т, причём дебит 
жидкости за рассматриваемый период вырос с 2,3 до 
5,0 т/сут. Таким образом, на этапе 3 был осуществлён 
некоторый "форсаж" отборов жидкости (ФОЖ). Вкупе 
указанные действия привели к значительному улуч-
шению характеристики обводнения залежи (см. рис. 4). 
Накопленная компенсация отборов закачкой за 14 лет 
этапа 3 снизилась с 311 до 218 %. 

Этап 4. 2006–2011 гг. (6 лет) – период возобнов-
ления закачки воды в две нагнетательные скважи-
ны при весьма умеренной текущей компенсации – 
70…105 %. В этот же период был проведён значи-
тельный (четырёхкратный) форсаж отборов жидко-
сти – с 14,5 тыс. т (2006 г.) до 54,2 тыс. т (2011 г.). Од-
нако в условиях ВНЗ это мероприятие привело к бы-
строй обводненности продукции скважин – с 59 % в 
2006 г. до 88 % в 2011 г.  

Всего за этап 4 добыто: нефти – 38,5 тыс. т, жид-
кости – 198 тыс. т при ВНФ 4,2 т/т, закачано воды – 
171 тыс. м3. 

С начала разработки на 01.01.2012 г. всего отобра-
но: нефти – 207 тыс. т, отбор от НИЗ – 48 %, жидко-
сти – 417 тыс. т при накопленном ВНФ 0,95 т/т. Те-
кущий КИН – 0,214 доли ед. В работе находились 
8–9 добывающих и 2 нагнетательные скважины. Де-
бит нефти составлял: в начале этапа 2,5 т/сут, в конце 
этапа 2,7 т/сут, жидкости – 6,1 и 18,2 т/сут. В целом за 
этап 4 отбор жидкости был компенсирован закачкой 
воды на 82 %. Накопленная компенсация за весь пе-
риод разработки на 01.01.2012 г. составила 170 % 
(см. табл. 2). 

Автором выполнен анализ (по характеристике вы-
теснения С.Н. Назарова) влияния массированной 
("ненормированной") текущей закачки воды, а также 
её прекращения на величину извлекаемых запасов 
нефти. Отметим, что на этапе 1 (1969–1977 гг.) об-
воднённость продукции была невелика, поэтому про-
гноз НИЗ по характеристике вытеснения здесь недос-
товерен. 

Получены следующие результаты: 
 Если в начале этапа 2 (1978–1984 гг.) интенсив-

ной закачки прогнозный НИЗ составлял 299 тыс. т, то 
в конце этапа (1985–1991 гг.) – 216 тыс. т, т. е. снизил-
ся на 83 тыс. т (или 28 %). Причина – необоснованное 
доведение текущей годовой компенсации до уровня в 
среднем 600 % в год (а максимальной до 800 % в год). 

 Полное прекращение закачки воды на этапе 3 
(1992–2005 гг.) привело к значительному улучшению 
характеристики обводнения залежи (см. рис. 4). На 
этом этапе прогнозный НИЗ увеличился в среднем до 
383 тыс. т. 

 После возобновления закачки и организации 
ФОЖ (в неблагоприятных условиях ВНЗ) темпы об-
воднения продукции резко увеличились, а прогноз-
ный НИЗ сократился до 287 тыс. т, т. е. на 96 тыс. т 
(25 %) относительно этапа 3. 

Из приведённых данных следует, что характери-
стика вытеснения (по С.Н. Назарову) весьма чувстви-
тельна к "экспериментам" по перекомпенсации энер-
гетики залежи. 

История организации закачки воды на участке 

Под закачкой на залежи находились две скважины: 
на западе – скв. 13, на востоке – скв. 4. 

Скважина № 13 расположена в купольной части 
структуры, в зоне с максимальной плотностью на-
чальных запасов нефти, на границе ЧНЗ и ВНЗ зон. 
Пласт Д1 в скв. 13 имеет hн = 6,8 м, Kпр. = 134 мД 
(по ГИС), Kпр.  hн = 911 мДм, послойная неоднород-
ность – 0,41. Скважина № 13 была введена в добычу 
нефти 30.03.1969 г. первой на всём месторождении, с 
начальным дебитом безводной нефти 14 т/сут. В отра-
ботке на нефть скв. 13 находилась 3319 сут. В 1978 г. 
была передана под закачку при накопленной добыче 
нефти 22,2 тыс. т, жидкости – 23,4 тыс. т и текущей 
обводнённости 3 %. В безводный период (1357 сут) по 
скв. 13 было добыто нефти 9340 т (42 % от текущей 
добычи) со средним дебитом 6,9 т/сут.  

Перевод скв. 13 под закачку в 1978 г. был связан с 
существенным снижением Рпл. к этому времени. При 
начальном Рпл. = 21,8 МПа, текущее пластовое давле-
ние в залежи снизилось примерно на 5,8 МПа (27 %) 
до 16 МПа. По мнению автора, перевод в ППД клю-
чевой добывающей скважины был преждевременным 
и ошибочным решением. Острой необходимости в этом 
не было. Всего в скв. 13 закачано 326 тыс. м3 воды. 

Скважина № 4 расположена в приконтурной об-
ласти (ВНЗ) на восточной части залежи в 625 м от ку-
пола залежи и в 350 м от контура нефтеносности в зо-
не с низкой плотностью начальных запасов нефти. 
Нефтенасыщенная толщина пласта Д1 в скв. 4 состав-
ляет 2,8 м, водонасыщенная – 1,2 м. Проницаемость 
нефтяной части 40 мД, проводимость 110 мДм. Сква-
жина была введена в добычу 29.08.1974 г. с низкими 
дебитами нефти – 0,5 т/сут и жидкости – 2,7 т/сут. 
Безводный период по скважине отсутствовал.  

В эксплуатации на нефть скважина находилась 
846 сут. В январе 1978 г. она была переведена под за-
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Таблица 3 

Результаты работ по ФОЖ на 12 скважинах в 2004–2011 гг. 

Дебит жидкости, 
т/сут 

Дебит нефти, 
т/сут 

Обводнённость, 
% Группы скважин по 

эффективности ФОЖ 
Число  

скв.-операций 
до после до после до после 

Доп. добыча 
нефти за счёт 

ФОЖ, т 

Уд. добыча 
нефти на 1 скв., 

т/скв. 

Успешные 6 6,6 20,6 2,4 6,9 63 67 13686 2281 

Малоуспешные 9 5,9 25,1 1,1 2,3 82 91 2630 292 

Неуспешные 6 7,1 17,3 2,2 1,5 69 92 –1023 –170 

Всего 21 6,4 21,6 1,8 3,4 72 84 15293 728 

 
 

качку воды при обводнённости 70 %. Общая добыча 
по скв. 4 незначительна: нефти – 0,6 тыс. т, жидкости – 
2,2 тыс. т при ВНФ 27 т/т. В скв. 4 всего закачали 
676 тыс. м3 воды. Перевод скважины в ППД следует 
признать обоснованным. Однако последующие режи-
мы закачки: текущая, годовая и накопленная компен-
сации многократно превосходили все рациональные и 
разумные пределы.  

Тем не менее за счёт организации закачки воды в 
две скважины к 2011 г. пластовое давление в залежи 
удалось восстановить до начального уровня. 

Сведения об эффективности форсирован-
ного отбора жидкости из скважин приведены 
в табл. 3. С учётом роста Рпл. в залежи в 2004–
2011 гг. на 12 скважинах месторождения (т. е. 
на этапе разработки с ППД) проведена 21 скв.-
операция по увеличению отбора жидкости. Из 
них успешными оказались 6 скв.-операций 
(29 %), малоуспешными – 9 скв.-операций 
(42 %) и неуспешными – 6 скв.-операций 
(29 %) (см. табл. 3). Удельная эффективность 
1 скв.-операции по ФОЖ составляет в сред-
нем 728 т/сут, в том числе по "успешным" 
+2281 т/скв., по "малоуспешным" +292 т/скв.  

В целом за счёт рассматриваемых ФОЖ 
удалось нарастить дебит жидкости в 3,4 раза – 
с 6,4 до 21,5 т/сут. Дебит нефти при этом вы-
рос почти вдвое – с 1,8 до 3,4 т/сут, а обвод-
нённость увеличилась на 12 % (абс.). Более 
эффективными оказались ФОЖ в скважинах, 
имеющих повышенную расчленённость и по-
слойную неоднородность пласта. Несмотря на 
эффективность ФОЖ по отдельным скважи-
нам, общее форсирование отборов жидкости 
по залежи с 10,8 тыс. т (2005 г.) до 54,2 тыс. т 
при неизменном фонде скважин (8 шт.), ока-
зало отрицательное влияние на характеристи-
ку вытеснения, построенную в координатах 
КИН = f(lg пл.) (рис. 5). Эффективность выра-
ботки запасов нефти по залежи в этот период 
сократилась весьма существенно.  

Показатели выработки запасов нефти  
по залежи 

За 43 года накопленная добыча нефти по 
залежи составила 263 тыс. т, текущий КИН – 
0,214 доли ед., от НИЗ отобрано 61 % при 

текущей обводнённости 88 %, накопленный ВНФ – 
0,95 т/т, степень прокачки пл. – 0,37. За безводный пе-
риод эксплуатации 11 скважин по залежи КИН соста-
вил 0,044 доли ед., в том числе по западу (5 скважин) – 
0,048 доли ед., по востоку (6 скважин) – 0,041 доли ед. 
Достигнутые показатели следует расценивать как ма-
лоуспешные. Средняя кратность ТИЗ нефти велика – 
27 лет, в том числе по западу – 16 лет, по востоку – 
49 лет (табл. 4). 

Согласно оценке автора ожидаемый конечный КИН 
может составить 0,35 доли ед., в том числе Kвыт. – 0,650, 

Таблица 4 

Показатели выработки запасов нефти по залежи пласта Д1 
на 01.01.2012 г. 

В том числе  
по участкам № 

п/п
Показатели 

Всего  
по залежи 

Запад Восток 

1 Плотность сетки скважин, га/скв. 21,3 25 19 

2 Срок разработки, лет 43 43 43 

3 НГЗ, тыс. т 1228 523 705 

4 То же в пластовых условиях, тыс. м3 1587 676 911 

5 НИЗ (оценка автора), тыс. т 430 183 247 

6 КИН (оценка автора), доли ед. 0,35 0,35 0,35 

7 Накопленная добыча нефти, тыс. т 263 120 142 

8 Накопленная добыча жидкости, тыс. т 514 226 288 

9 Накопленная закачка воды, тыс. м3 1002 326 676 

10 Накопленный ВНФ, т/т 0,95 0,88 1,03 

11 Текущий КИН, доли ед. 0,214 0,098 0,116 

12 Отбор от НИЗ, % 61 66 57,5 

13 Текущая обводнённость, % 88,1 87,3 89,1 

14 
Накопленная добыча нефти на 
1 скважину, тыс. т 

20,2 24,1 17,8 

15 Параметр прокачки пл., б/р 0,372 0,386 0,362 

16 Добыча нефти за 2011 г., тыс. т 6,5 4,3 2,2 

17 Добыча жидкости за 2011 г., тыс. т 54,2 34,0 20,2 

18 ТИЗ на 01.01.2012 г., тыс. т 167 63 104 

19 
Действующий фонд добывающих 
скважин, шт. 

7 3 4 

20 Удельный ТИЗ на 1 скважину, тыс. т/скв. 23,9 21,0 25,0 

21 Темп отбора от НИЗ в 2011 г., % 1,51 2,35 0,9 

22 Темп отбора от ТИЗ в 2011 г., % 3,75 6,39 2,05 

23 Кратность ТИЗ, лет 27 16 49 

24 Накопленная компенсация, % 170 125 205 

25 Средний дебит нефти в 2011 г., т/сут 2,7 4,4 1,5 

26 Средний дебит жидкости в 2011 г., т/сут 22,3 34,7 14 

27 Добыча нефти за безводный период, тыс. т 54,027 25,352 28,675 

28 КИН за безводный период, доли ед. 0,044 0,048 0,041 
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Kохв. – 0,824 (по А.Н. Юрьеву), Kзав. – 0,653 (по В.Д. Лы-
сенко). Видно, что основной составляющей, обусло-
вливающей невысокий КИН по залежи, является низ-
кий коэффициент заводнения подвижных запасов неф-
ти. Причина – неумелая и неэффективная организация 
и реализация системы ППД на рассматриваемой ма-
лой нефтяной залежи. 

Тем более, что в самом "начале пути" все геологи-
ческие условия и необходимые предпосылки для по-
лучения более высокого (на уровне 0,4) коэффици-
ента нефтеизвлечения на рассматриваемой залежи 
объекта Д1 имелись. 

 
Выводы 

 
1. Вопрос о целесообразности (нецелесообразности) 

организации системы ППД на небольших нефтяных 
залежах, приуроченных к коллекторам с пониженной 
проницаемостью, является одним из ключевых, но не-
однозначно решаемых при их разработке. 

2. Представляется, что допущенное в истории сни-
жение давления в пласте Д1 на рассматриваемой за-
лежи на 30…35 % относительно начального не явля-
ется "критичным" для состояния разработки. Таким 

образом, не было достаточных оснований для приня-
тия решения о прекращении разработки на естествен-
ном режиме и начале организации закачки воды.  

3. Решение об организации очаговой закачки воды 
в купольную часть небольшой залежи (в зоне с мак-
симальными нефтенасыщенной толщиной и плотно-
стью запасов) с точки зрения достижения высокой 
нефтеотдачи являлось ошибочным, так как это ухуд-
шило характеристику вытеснения. Более предпочти-
тельным в этом случае являлась закачка воды в от-
дельные приконтурные скважины. 

4. Важнейшим контролируемым параметром при 
разработке малых залежей нефти должна быть раци-
ональная величина текущей (годовой) компенсации от-
боров жидкости закачкой воды. Необоснованная и не-
разумная "перекомпенсация", доходившая на практи-
ке до 500 % и более в год, существенно ухудшила ха-
рактеристику вытеснения и снизила коэффициент неф-
теизвлечения. 

5. Значительный форсаж отборов жидкости на уча-
стках с ВНЗ рассматриваемой залежи в стадии высо-
кой обводнённости привёл к существенному ухудше-
нию общей характеристики вытеснения нефти, росту 
обводнённости и снижению потенциального КИН. 
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ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНЫЕ ИССЛЕДОВАНИЯ РЕОЛОГИЧЕСКИ СЛОЖНОЙ НЕФТИ 
МЕСТОРОЖДЕНИЙ САМАРСКОЙ ОБЛАСТИ (РОССИЯ) 

 
А.М. Зиновьев, В.А. Ольховская, И.В. Ильин  

(Самарский государственный технический университет, г. Самара) 
 
В настоящее время происходит постоянное изме-

нение качества добываемой нефти и растет стоимость 
единицы добываемой продукции ввиду необходимо-
сти разработки трудноизвлекаемых и нетрадиционных 
ресурсов углеводородного сырья [5, 10, 11, 23, 27]. 
Очевидной причиной изменения структуры разраба-
тываемых запасов нефти в Самарской области являет-
ся активный ввод в эксплуатацию месторождений вы-
соковязкой нефти, которая, как правило, обладает спе-
цифическими свойствами, не характерными для неф-
ти со средней и малой вязкостью [2, 4, 6–9, 14, 16, 21–
23]. Это так называемые реологические неньютонов-
ские свойства, обусловленные высокой концентраци-
ей в нефти структурообразующих компонентов – ас-
фальтенов, смол и парафинов [3–8, 14, 16, 22]. 

Особенности поведения и результаты эксперимен-
тальных исследований нефти как неньютоновской си-
стемы подробно описаны в работах [2–6, 12, 22, 24, 
26]. Однако необходимо отметить, что объектами ис-
следования отечественных авторов являлись в основ-
ном месторождения Республик Татарстан, Башкорто-
стан и Казахстан, тогда как залежам Самарского По-
волжья, имеющим сходную геолого-физическую ха-
рактеристику пород и вмещаемого флюида, не уделя-

лось должного внимания [5]. Изучение промыслового 
опыта эксплуатации подобных залежей в сравнении с 
опытом разработки месторождений, расположенных 
на стыке Самарской области и Татарстана в пределах 
одной геологической структуры первого порядка – 
Мелекесской впадины [27], позволило предположить, 
что и на Самарских месторождениях неньютоновские 
свойства нефти должны влиять на разработку. Одна-
ко экспериментальные исследования реологических 
свойств нефти с оценкой возможности их дальнейше-
го учёта при проектировании не проводились. Кроме 
того, дополнительным осложняющим фактором мо-
жет являться сложное геологическое строение про-
дуктивных пластов, что также может отражаться на 
реологии флюидов [5, 17, 18, 24, 29]. 

Отсутствие экспериментальных определений рео-
логических свойств нефти может затруднить приня-
тие обоснованного решения по выбору системы раз-
работки и метода воздействия на пласт, включая теп-
ловой прогрев. Как показано в работе [15], от степени 
влияния температуры на вязкость и реологическую 
характеристику пластовой нефти зависят параметры 
технического решения, предусматривающего вскры-
тие пласта скважиной с дуальной системой стволов, 
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